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RESUMEN 
 
Con el propósito de realizar mejoras en la cementación primaria se realizó dos trabajos aplicativos 
en el cual el primero se realizará conjuntamente con la cementación que evitará la migración de 
fluido y/o gas, y el otro, posteriormente de la cementación el cual reducirá el incremento de pro-
ducción de agua. En este presente trabajo se realizó como parte fundamental y básica, el conoci-
miento de las generalidades, objetivos de la cementación, los problemas más comunes que hacen 
una cementación defectuosa, y sus posibles soluciones ante ello, así poder mejorar y hacer eficiente 
la cementación trayendo como consecuencia rentabilidad o en mejor de los casos incremento de la 
producción de petróleo y/o gas.    Debido a los antiguos criterios que se continúan aplicando en los 
diversos trabajos, aun no se ha logrado obtener resultados requeridos en la cementación primaria en 
pozos de petróleo y/o gas en pozos de la selva de Perú, surge la necesidad de obtener un control 
adecuado de la migración de fluidos a través de una buena lechada, llevando a cabo el análisis del 
esfuerzo de Gel Estático en el diseño de lechadas de cemento, ya que cumple una gran importancia 
en el diseño de lechadas para lograr una aislación adecuada de las zonas con potencial de flujo, así  
evitando la migración de fluidos y/o gas. Así como también en los nuevos campos descubiertos en 
la selva peruana; ya que actualmente la contribución de la producción de petróleo de los reservorios 
de la selva norte se acerca aproximadamente a un 50 % de la producción nacional, sin embargo la 
mayor parte de estos campos son maduros y presentan un mecanismo de empuje de agua totalmen-
te activo, que ha originado un incremento del corte de agua hasta un promedio de 96,3%, ante este 
problema se vio la necesidad de  aplicar un tratamiento de gel polimérico sellante, el cual reducirá 
la invasión y/o impulsión de agua. Para un efectivo tratamiento con gel polimérico, el cual sellará 
las zonas de ingreso de agua se debe establecer 17 pasos, lo que permitirá el control del agua en 
pozos productores cuyas zonas de hidrocarburos no pueden ser aisladas. Sin embargo, la magnitud 
de este efecto ha sido muy impredecible en algunas aplicaciones 
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ABSTRACT 
 
With the purpose of making improvements in the primary cementing, two applications were carried 
out in which the first will be carried out together with the cementation that will prevent the migra-
tion of fluid and / or gas, and the other, after the cementation, which will reduce the increase of 
water production. In this present work was carried out as a fundamental and basic part, the 
knowledge of the generalities, cementation objectives, the most common problems that make a 
defective cementation, and their possible solutions before it, so as to improve and make efficient 
the cementing bringing as consequence profitability or in the best case increase in oil and / or gas 
production. Due to the old criteria that continue to be applied in the different works, it has not yet 
been possible to obtain the required results in primary cementing in oil and / or gas wells in wells 
of the Peruvian jungle, the need arises to obtain adequate control of the migration of fluids through 
a good slurry, carrying out the analysis of the Static Gel effort in the design of cement slurries, 
since it fulfills a great importance in the design of slurries to achieve an adequate isolation of the 
areas with flow potential, thus avoiding the migration of fluids and / or gas. As well as in the new 
fields discovered in the Peruvian jungle; since currently the contribution of oil production from the 
reservoirs of the northern jungle is about 50% of the national production, however, most of these 
fields are mature and have a fully active water pushing mechanism, which has led to an increase in 
water cut to an average of 96.3%. In view of this problem, it was necessary to apply a polymeric 
sealing gel treatment, which will reduce water invasion and / or impulsion. For an effective treat-
ment with polymeric gel, which will seal the water entry zones, 17 steps must be established, which 
will allow the control of the water in producing wells whose hydrocarbon zones cannot be isolated. 
However, the magnitude of this effect has been very unpredictable in some applications 
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INTRODUCCIÓN 
 
En la industria petrolera, durante la perforación de pozos, una parte fundamental es la cementación 
de cada una de las secciones programadas y así lograr un aislamiento de las formaciones y evitar 
posibles derrumbes o pérdida del pozo. La producción de agua es uno de los mayores problemas 
técnicos, ambientales y económicos asociados a la producción de petróleo y gas en pozos de petró-
leo en la selva del Perú. La producción de agua puede reducir la vida productiva de los pozos de 
petróleo y gas, además de ocasionar problemas severos que incluyen la corrosión de tuberías, mi-
gración de partículas finas e incremento del peso de la columna producida o carga hidrostática. La 
producción de agua es tan usual que se estima que a escala las compañías petroleras que operan en 
la selva del Perú producen entre 60 a 100 barriles de agua por cada barril de petróleo que extraen 
de los yacimientos en explotación. 
 
Este proyecto se demostrará medidas correctivas durante y después de la cementación primaria, 
enfocado en los pozos ubicados en la Selva peruana del Perú ya que poseen campos con reservorios 
con mecanismo de impulsión de gas disuelto, donde se debe aislar hidráulicamente las formaciones 
productivas (petróleo y gas) a través de un correcto diseño de cementación. De igual manera, en la 
Selva Norte existen zonas productivas de petróleo donde también hay la necesidad de aislar tanto 
estas zonas como los acuíferos activos.  
 
Como primera medida preventiva y de acuerdo a los retos e investigación que se han ido presen-
tando en la cementación de pozos de petróleo y gas, se considera importante evaluar el Esfuerzo de 
Gel Estático y su desarrollo en el tiempo de fragüe como un recurso disponible para controlar la 
migración de fluidos en zonas con potencial de flujo;  como un reforzamiento en los trabajos de 
cementación, se realizará una medida correctiva de post-cementación para poder sellar el intervalo, 
se propone aplicar un tratamiento de un polímero de geles es la opción para mitigar el problema de 
la producción excesiva de agua en pozos productores. El polímero en forma de gel son soluciones 
acuosas, las cuales después de su preparación, serán inyectadas a la formación donde finalmente 
reaccionan para formar el gel. Una vez aplicado el tratamiento por medio de su historial de produc-
ción, se estima que la tasa promedio de petróleo se incrementará, y en base a esta producción esti-
mada, la inversión se recuperará en menos de un mes. 
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CAPITULO I 
 
ASPECTOS DE LA PROBLEMÁTICA 
 
1.1 DESCRIPCIÓN DE LA REALIDAD PROBLEMÁTICA 
 
A nivel internacional 
Mayormente la producción mundial de agua es de aproximadamente 210 millones de barriles 
por día que acompañan a los 75 millones de barriles por día de petróleo, se podría decir que 
muchas compañías se han convertido prácticamente en empresas productoras de agua.   
 
A nivel regional 
Así como también en los nuevos campos descubiertos en la selva peruana; ya que actualmente 
la contribución de la producción de petróleo de los reservorios de la selva norte se acerca 
aproximadamente a un 50 % de la producción nacional, sin embargo, la mayor parte de estos 
campos son maduros y presentan un mecanismo de empuje de agua totalmente activo, que ha 
originado un incremento del corte de agua hasta un promedio de 96,3%. 
 
Debido a los antiguos criterios que se continúan aplicando en los diversos trabajos, aun no se 
ha logrado obtener resultados requeridos en la cementación primaria en pozos de petróleo y/o 
gas en pozos de la selva de Perú, surge la necesidad de obtener un control adecuado de la mi-
gración de fluidos a través de una buena lechada, y así mismo reforzar el trabajo post-
cementación a través de la inyección de un gel polimérico, reduciendo así la producción de 
agua e incrementar la producción de Petróleo, así evitando problemas operativos y económi-
cos de un proyecto de explotación. 
 
a. Formulación del problema de investigación 
i. Formulación del problema general 
¿Qué medidas correctivas son factibles, para mejorar la cementación y evitar problemas de 
intrusión de agua?  
 
ii. Formulación de los problemas específicos 
1) ¿Qué es lo fundamental que debemos conocer, para evitar el problema de exceso de agua 
en los pozos? 
2) ¿Qué debemos realizar, para mejorar la cementación primaria de un pozo petrolero para 
evitar la migración de fluidos y/o gas?  
3) ¿Cuáles son los problemas de incremento de agua y las posibles soluciones ante ello? 
4) ¿Cuál es el tratamiento correctivo, ligado a la conservación del medio ambiente, que de-
bemos aplicar para reducir el problema de incremento de agua en los pozos? 
 
1.2 JUSTIFICACIÓN E IMPORTANCIA DE LA INVESTIGACIÓN 
 
En la industria petrolera, una buena cementación en la construcción de los pozos petroleros 
tiene una gran importancia, para poder realizar un buen trabajo de completación y evitar pro-
blemas de migración de fluidos ya que en el Nor Oeste se tienen campos con reservorios con 
mecanismo de impulsión de gas disuelto, donde se debe aislar hidráulicamente las formacio-
nes productivas (petróleo y gas) a través de un correcto diseño de cementación, de igual mane-
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ra, en la Selva Norte existen zonas productivas de petróleo donde también hay la necesidad de 
aislar tanto estas zonas como los acuíferos activos, de esta manera, minimizar los daños al ca-
sing (corrosión) debido a la producción de agua de formación.  Como también prevenir y evi-
tar los problemas de invasión y/o impulsión de agua, ya que el agua se encuentra presente en 
todos los campos petroleros y es el fluido más abundante en el campo.  Ya que si bien es cierto 
ningún operador quiere producir agua, con respecto a ese continuo problema se está realizando 
estudios en la industria para prevenir, controlar y mitigar este problema, para poderlo aplicar 
en futuros eventos de formación de petróleo con fuerte empuje de agua (campos nuevos) como 
medidas preventivas; como también aplicar medidas correctivas en campos maduros. 
 
Este presente trabajo se muestra las distintas formas en que puede llegar a existir invasión de 
agua en un pozo petrolero, luego se describen las mediciones y análisis que se realizan para 
identificar estos tipos de problemas y por último se examinan los diversos tipos de tratamiento 
y soluciones.  
 
1.3  OBJETIVOS 
 
1.3.1 Objetivo general 
Realizar mejoras en la cementación primaria, llevando a cabo el análisis del esfuerzo de 
Gel Estático en el diseño de lechadas de cemento, ya que cumple una gran importancia 
en el diseño de lechadas de cemento para lograr una aislación adecuada de las zonas con 
potencial de flujo y después de la cementación aplicar un tratamiento de gel polimérico 
sellante, el cual sellará las zonas de ingreso de agua. 
. 
1.3.2 Objetivos específicos 
1) Conocer las generalidades de la cementación, las propiedades de la lechada de ce-
mento, así como los problemas que causan una deficiente cementación primaria y 
sus posibles soluciones 
2) Asegurar un adecuado sello hidráulico de las formaciones productivas en un pozo de 
petróleo y/ó gas, a través del análisis y la evaluación del esfuerzo gel estático, para 
evitar la migración de fluido. 
3) Conocer los tipos de problemas de invasión de agua y las medidas como controlar-
los. 
4) Diseñar metodologías para la selección de un pozo candidato para el tratamiento y la 
identificación de los parámetros operacionales para el tratamiento con gel poliméri-
co, el cual sellará las zonas de ingreso de agua. 
  
1.4 DELIMITACIÓN DE LA INVESTIGACIÓN 
 
Delimitación espacial 
En la presente investigación se desarrollará con la información de la formación de dos pozos 
ubicados en la Selva Norte y Sur del Perú. El primer pozo que se trabajará durante la cementa-
ción primaria para analizar y evaluar el esfuerzo del gel estático, será el campo “L”, reconoci-
do por el potencial gasífero de sus yacimientos, y que representa a una de las zonas más com-
plejas referente a la construcción de pozos productores de gas de petróleo; Para los trabajos de 
post-cementación se trabajara con el pozo “M” de la formación “VIVIAN” del lote 1AB, ubi-
cado en la selva peruana, con los datos obtenidos y analizados en el laboratorio sobre el efecto 
que tiene el gel polimérico para evitar el incremento de agua.  
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CAPITULO II 
 
MARCO TEÓRICO 
 
2.1. ANTECEDENTES DE LA INVESTIGACIÓN 
 
“En la cementación de pozos productores de hidrocarburos, especialmente en pozos gasíferos, 
es de vital importancia lograr mantener contralada la energía de los yacimientos gasíferos. Pa-
ra alcanzar éste objetivo, a través de los años se ha perfeccionado las técnicas de diseño de las 
lechadas de cemento. Numerosas investigaciones han determinado que durante el proceso de 
hidratación del cemento existe un periodo crítico que ocurre durante la transición del estado 
líquido al sólido y durante el cual el fluido puede invadir la matriz de cemento. En la medida 
que este periodo crítico se reduce, se minimiza las posibilidades de la migración”. 
  
 Bailey et al., (2000), refieren: 
 
Que hoy en día, las compañías petroleras producen un promedio de tres barriles de agua por 
cada barril de petróleo que extraen de los yacimientos agotados. Se gastan más de 40 mil mi-
llones de dólares por año para hacer frente a los problemas del agua indeseada. En muchos ca-
sos, las tecnologías innovadoras para el control del agua pueden significar una reducción de 
los costos y un aumento en la producción de hidrocarburos. Se puede entender que los especia-
listas en tecnología de producción petrolera buscan soluciones para evitar el incremento del 
costo en merma de la producción.   
  
Bolivar, (2001) en su tesis “Detección de problemas de alto corte de agua en el Yacimientos 
Hollin y sus posibles soluciones Bloque 7 del oriente Ecuatoriano” [tesis para maestría], Fa-
cultad de Ingeniería en Ciencias de la Tierra, Petróleo, Ecuador, su objetivo fue. 
 
El estudio del análisis de los altos cortes de agua en los pozos completados en Hollín Principal 
del Campo Coca-Payamino, Bloque 7, del Mapa Catastral Petrolero Ecuatoriano, identificando 
sus causas y presentando recomendaciones técnicas para mejorar la economía del proyecto. Se 
elaboró en este estudio las curvas de producción anual de petróleo, de producción total de lí-
quido y de WOR, iniciando en enero de 1991 y finalizando en abril de 1998, observándose 
claramente problemas de alta producción de agua. 
 
(Villacis Hinojosa y Tumbaco Núñez, 2004) en su tesis “Tratamientos para el control de agua 
de formación usando sellantes permanentes” [tesis para título], Escuela Superior Polítécnica 
del Litoral, Facultad de Ingeniería en Ciencias de la Tierra, Guayaquil, Ecuador su objetivo 
fue:  
 
Realizar un tratamiento para el Pozo 11 del campo se encuentra ubicado en la parte central de 
la cuenca Oriente del Ecuador a 40 Km al Este del Coca y 25 Km al sur de Shushufindi debido 
al incremento del corte de agua en su producción. Las causas de este incremento fueron de-
terminadas a través del estudio de las curvas de WOR y WOR’ además por registros eléctri-
cos. 
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Ferreira, (2006) En su tesis llamada “Estudio y selección técnico económico de pozos candida-
tos para la aplicación de geles en el control de la producción de agua” [tesis para título], Uni-
versidad Central de Venezuela, Petróleo, Venezuela, la tesis evalúa:  
 
La aplicación de tecnologías de gel en pozos de inyectores de agua en las reservas venezolanas 
en Maracaibo año 2006, En la actualidad el agua producida relacionada con las operaciones de 
producción de petróleo en Venezuela, ha llegado a niveles sobre 140 millones de barriles por 
año. Una tecnología de polímero de gel comercial (MARCITsm) seleccionada para modificar 
el perfil de inyección en esta prueba piloto.  Los resultados de la prueba que inyectaba 3700 
barriles de gel en el inyector de agua eran muy prometedores, indicando una reducción co-
rriente de 30 % en los cortes de agua y 26,850 barriles de petróleo de incremento cinco meses 
después de su tratamiento. 
 
Durante la campaña de perforación del año 2010, en los cuales 19 pozos han sido perforados 
en el campo VHR y Cuyabeno, se registró en algunos pozos que su cementación no ha sido la 
adecuada, ya sea por problemas de formación, condiciones de hoyo, fluidos de perforación uti-
lizada y tipo de lechada.  En el Perú, la contribución de la producción de petróleo de los reser-
vorios de la selva norte va cercana a un 50% de la producción nacional, sin embargo la mayo-
ría de estos campos son maduros y presentan un mecanismo de empuje de agua sumamente 
activo, que ha llevado a un incremento de del corte de agua hasta un 96.3% en promedio. 
 
2.2. BASES TEÓRICAS 
 
2.2.1 Generalidades de la cementación 
 
2.2.1.1 Características de las formaciones 
Siempre en una operación se deben tomar en cuenta las características de las 
formaciones al actual se encuentran expuestas, ya que en diferentes condiciones 
de operación pueden obligar a modificar ciertas características de la lechada de 
cemento. Por ejemplo en formaciones con alta permeabilidad, naturalmente 
fracturadas o de baja presión pueden provocar una deshidratación en la lechada 
de cemento que para ciertas condiciones críticas obliga a disminuir el gasto, re-
ducir la densidad o reducir la presión hidrostática por pérdida de presión en la 
formación. Por otro lado durante una operación, la presión que se alcance debe-
rá ser menor que la presión de fractura de la formación, ya que se podrían tener 
pérdidas de circulación del fluido. La presión de fractura depende de las propie-
dades de la formación y es la necesaria para propagar una fractura más allá del 
pozo y provocar una pérdida de circulación del fluido. Por lo tanto la correcta 
predicción del gradiente de presión de fractura es esencial para optimizar el di-
seño del programa de TR’s y mientras se realizan trabajos de perforación, así 
como para la integridad del pozo en una situación de control que dependerá de 
la resistencia mínima de la formación.  
 
2.2.1.2. Parámetros para una cementación 
 Presión hidrostática: Esta presión está en función de una densidad prome-
dio del fluido que se esté utilizando y de la altura vertical o profundidad de 
dicha columna de fluido, por otro lado la presión puede verse afectada por el 
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contenido de sólidos y la presencia de gas disuelto en el fluido, además es 
importante hacer mención que la columna de fluido debe ser continua, de la 
superficie hasta el fondo del pozo, en el caso de requerir el cálculo para un 
pozo petrolero. (Figura 2.1) 
 
 
Figura 2. 1 Presión hidrostática 
Fuente: Ing. Miguel Ángel Huerta Rosales.  
Universidad Nacional de México, (2010) 
 
 Gradiente de sobrecarga: la gradiente de sobrecarga se puede definir como 
la presión total ejercida por el peso de las formaciones (incluyendo la roca y 
el fluido contenido dentro de los poros) en un punto de interés. (Figura 2.2) 
 
 
 
Fuente: Ing. Miguel Ángel Huerta Rosales.  
Universidad Nacional de México, (2010) 
 
 Presión de formación o de poro: La presión de formación o presión de po-
ro, es la presión a la cual se encuentran sometidos los fluidos que se encuen-
tran en el espacio poroso de la formación.  
La presión de formación se clasifica de acuerdo a su valor de gradiente de 
presión en: presión de poro normal, anormal (anormal alta u anormal baja) y 
subnormal. 
El gradiente de presión de los fluidos de la formación generalmente se en-
cuentra en un rango que va desde 0.433 [𝑝𝑠𝑖] hasta 0.465 𝑓𝑡 varía de acuer-
do con la región geológica, como se muestra en la siguiente tabla (Tabla 
2.1). 
 
Figura 2. 2 Gradiente de sobrecarga 
𝒇𝒕 
𝒑𝒔𝒊 
,
 
Presión Subnormal de Poro < 0.433 [ ] 
0.433 > Gradiente de Presión Normal < 0.465 
𝒇𝒕 
𝒑𝒔𝒊 
Presión Anormal de Poro > 0.465 [ ] 
𝒇𝒕 
𝒑𝒔𝒊 
,
 
[ ] 
Tabla 2. 1 Presión de formación según el valor del gradiente 
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 Presión anormal de poro: Se puede definir a la presión anormal como 
cualquier presión que se encuentre por encima o por debajo de la presión hi-
drostática generada por los fluidos de la formación. Dentro de este tipo de 
presión se presentan dos casos: presión anormalmente baja y presión anor-
malmente alta.  
 Presión de poro normal: Es la presión hidrostática generada por la columna 
de fluido de formación y que se extiende desde la superficie hasta la zona de 
estudio, esto tomando en cuenta que los fluidos presentes en la formación no 
se encuentran atrapados en los poros de la roca, sino totalmente conectados 
(fluido continuo) desde el área de interés hasta la superficie.  
 Presión subnormal de poro: Es cualquier presión de poro que sea menor a 
la correspondiente presión hidrostática normal de cierta área en estudio a una 
profundidad dada. La presión subnormal de poro puede ser originada por 
causas naturales relacionadas con el historial estratigráfico, tectónico o geo-
químico del área. 
 Presión de fractura: es la fuerza por unidad de área necesaria para vencer la 
presión de formación y la resistencia de la roca. La resistencia que opone 
una formación a ser fracturada, depende de la solidez o cohesión de la roca y 
de los esfuerzos de compresión a los que se someta.  
Las formaciones superiores solo presentan la resistencia originada por la 
cohesión de la roca. A medida que aumenta la profundidad, se añaden los es-
fuerzos de compresión de la sobrecarga de las formaciones subyacentes. 
Debido a esto, se puede confirmar que las fracturas creadas en las formacio-
nes someras son horizontales y la mayoría de las fracturas creadas en forma-
ciones profundas son verticales, ver (Figura 2.3) (la roca generalmente se 
rompe a presiones inferiores a la presión teórica de sobrecarga).  
 
 
Fuente: Ing. Miguel Ángel Huerta Rosales.  
Universidad Nacional de México, (2010) 
 
 Gradiente geotérmico:   Es la variación de temperatura, con respecto a la 
profundidad. El gradiente geotérmico no es un valor constante puesto que 
depende de las características físicas que presente el material en cada punto 
del interior del planeta, es decir, de las condiciones geológicas locales algu-
nas de las cuales son: la relación presión y temperatura, la composición quí-
mica y las reacciones que se produzcan. Por naturaleza, el agua es más sus-
ceptible a la expansión térmica que a la compresión. Así pues, en áreas de 
gradientes geotérmicos altos, el aumento de volumen en los poros de las ro-
cas puede causar altas presiones.  Una vez generados y atrapados en el sub-
suelo los hidrocarburos, están sujetos a desintegración térmica bajo presión y 
Figura 2. 3 Presión de fractura 
8 
 
temperatura. Este fenómeno puede en algunos casos, aumentar el volumen 
original de dos a tres veces, lo cual provocará presiones altas de confina-
miento. 
Se pueden distinguir dos efectos principales:  
1.- La densidad del fluido disminuye. 
2.- El aumento en volumen involucra un aumento de presión. 
 Diámetro del agujero: se define por medio de un registro de calibración re-
ciente en el pozo que se va a cementar. Para determinar el diámetro del agu-
jero, se adiciona un porcentaje de exceso al diámetro de la barrena, que varía 
en función del tipo de formación del 10 al 50% para rocas compactadas a 
poco consolidadas, respectivamente. 
Mientras más grande sea el diámetro del agujero, más baja será la velocidad 
en el espacio anular para un gasto o tasa de flujo dado y se requerirá de más 
potencia para bombear la lechada de cemento entre la tubería de revestimien-
to y la formación. 
 Tubería de revestimiento: es la de mayor diámetro comparada con la de 
perforación, usualmente es de acero, normalmente se introduce en el sitio. 
 Lechada de cemento: para obtener el volumen de lechada se calcula sobre 
la base del rendimiento, que se obtiene de cada saco de cemento (50 Kg.), se 
debe de considerar el diseño por medio de un balance de materiales. 
 Densidad de la lechada: ésta debe ser invariablemente un poco mayor que 
la densidad del fluido de perforación para mantener el control del pozo y ge-
nerar una resistencia a la compresión. 
 Densidad del fluido de perforación: está directamente ligada a la presión 
de fractura de la formación y a la existencia de zonas de presión anormal o 
existencia de zonas débiles. 
 
2.2.2. Geo Mecánica Petrolera 
El término geo mecánica petrolera incluye la mecánica de materiales geológicos de 
alta porosidad (diatomitas y lignito con porosidad de > 60%), materiales de cero po-
rosidad (anhidrita, sal), y todo lo intermedio, sobre rangos de esfuerzos (0- 200 MPa), 
presiones (0-150 MPa), temperaturas (-10°C->400°C), y condiciones geoquímicas 
como puede observarse en la    (Figura 2.4 ) GIL, (2009) 
 
 
 
Fuente: Curso de Geo mecánica aplicada a perforación y completación,  
GIL, P.D.I, (2009) 
 
Figura 2. 4 Componentes geo mecánicos de un yacimiento 
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2.2.2.1. Presión poral 
Es la presión que ejerce un fluido en los espacios porosos de la roca. Esta pre-
sión está en función de los fluidos de formación y de las cargas que están so-
portando. 
- Presión de poro normal: Se refiere a las presiones causadas por la colum-
na hidrostática y que solo dependen de la profundidad y de la densidad del 
fluido involucrado. 
- Presión de poro anormal: Las presiones de formación que no cumplan 
con el requisito anterior se dice que son presiones anormales, estas pueden 
ser anormalmente negativas (subpresiones) o anormalmente positivas so-
brepresiones). 
[Estas anomalías se pueden ver mejor gráficamente en la Figura 2.5 , en la 
cual podemos observar que debajo de la presión hidrostática se encuentran las 
anomalías negativas de presión, además que entre la presión hidrostática y la 
presión litostática existe las anomalías positivas de presión.] 
 
               Fuente: Curso de Geo mecánica aplicada a perforación y completación,  
GIL, P.D.I , (2009) 
 
 
Fuente: Curso de Geo mecánica aplicada a perforación y completación, 
GIL, P.D.I ,( 2009) 
Figura 2. 6 Ventana operacional Presión de poro vs. Presión de fractura 
Figura 2. 5 Gradiente de presión poral 
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2.2.3. Cementación Primaria 
 
2.2.3.1. Descripción de la cementación primaria 
Según NELSON, (1990) dice que la cementación primaria es el proceso que 
consiste en colocar cemento en el espacio anular, entre la tubería de revesti-
miento y la formación expuesta del agujero, asegurando un sello completo y 
permanente (figura 2.8). 
 
El cemento, entonces se endurece y forma un sello hidráulico en el hoyo, evi-
tando problemas operacionales como migración de fluidos de la formación en 
dirección del espacio anular hacia yacimientos de menor presión o hacia la 
superficie.  
 
Para realizar una excelente construcción de pozos, debemos tener en cuenta la 
actividad multidisciplinaria que existe en un proceso de cementación, que va 
desde la geología, las características del yacimiento, hasta el resultado final, 
que se ve la producción del petróleo, como se muestra en la (Figura 2.7). 
 
Figura 2. 7 Actividad Multidisciplinaria en el proceso de cementación 
Fuente: mppblogcarlosgonzalez – Ing. Carlos Gonzales, (2008) 
 
2.2.3.2. Objetivos de la cementación primaria 
1. Proporcionar aislamiento entre las zonas del pozo que contienen gas, acei-
te y agua. 
2. Soportar el peso de la propia tubería de revestimiento. 
3. Reducir el proceso c 
4. orrosivo de la tubería de revestimiento con los fluidos del pozo y con los 
fluidos inyectados de estimulación.  
5. Evitar derrumbes de la pared de formaciones no consolidadas. 
 
- El reto principal es obtener sellos hidráulicos efectivos en las zonas que 
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manejan fluidos a presión. 
 
 Para lograrlo es indispensable mejorar el desplazamiento del lodo de perfora-
ción del tramo de espacio anular que se va a cementar consiguiendo así una 
buena adherencia sobre las caras de la formación y de la tubería de revesti-
miento, sin canalizaciones en la capa de cemento y con un llenado completo. 
(Figura 2.8). 
 
 
Fuente: Well Cementing. NELSON, E. ,( 1983). 
 
Se ha vuelto práctica común que para cumplir con el segundo y tercer objeti-
vos, el cemento debe desarrollar un esfuerzo compresivo mínimo de 500 psi 
(35 kg/cm2) dentro de las primeras 8 horas. Este valor es producto de la prác-
tica. 
 
2.2.3.3.  Como obtener información del pozo, para realizar una Cementa-
ción Primaria 
Para lograr un buen desarrollo operativo en cada una de las etapas de la ce-
mentación primaria se deben conocer conceptos técnicos básicos del tema. 
Así, es necesario adentrarse en tópicos como: 
 Especificaciones de tuberías de revestimiento (TR) que se utilizan en el 
área de trabajo 
 Diseño de TR por cargas máximas 
 Accesorios y equipos de flotación para tuberías superficiales, intermedias, 
explotación y complementos 
 Apriete computarizado 
 Anclaje de las tuberías 
 Lechadas de cemento para las diferentes cementaciones 
 Empacadores recuperables y permanentes 
 Manejo de H2S y CO2 en las cementaciones 
 Uso de empacadores en tuberías de explotación. 
Cemento Comple-
tamente fraguado 
sin canalización de 
gas 
Figura 2. 8 Cementación primaria 
12 
 
 
La información del pozo se consigue de su expediente y es la base para dise-
ñar la sarta de la tubería de revestimiento por cementar.  
Con la información del diseño, el ingeniero de campo verifica en el pozo que 
los materiales recibidos correspondan al diseño. [Para ello se debe tomar en 
siempre en cuenta los siguientes aspectos:] 
 Revisar especificaciones de los accesorios (tipo, marca, grado, peso y diá-
metro) 
 Verificar circulaciones y reología del fluido de control 
 Revisar probables resistencias con la barrena. 
 Verificar que el volumen de lodo sea suficiente para la operación de ce-
mentación, tomando en cuenta probables pérdidas 
 
 Como también realizar una entrevista con el ingeniero de proyecto, para 
verificar las condiciones del pozo: 
 Tiempo de circulación, presión y gasto 
 Diámetro de combinaciones que se van a utilizar 
 Densidad del lodo de entrada y salida (reología) 
 Peso de la polea viajera durante la introducción de la TR para verificar 
su peso 
 Condiciones de las bombas de lodo (dimensiones, camisa, pistón y efi-
ciencia) 
 Debe asegurarse que las líneas superficiales que- den limpias de sólidos 
para el buen suministro de agua y lodo. 
 
2.2.3.4. Tipos de mezclas convencionales de cementación  
 
En términos generales, dos tipos de lechadas se usan actualmente para la ce-
mentación de pozos, a menos que haya otros requerimientos por la hidrostáti-
ca. Jutten et al., (1987) 
- Primer tipo de lechada: es una lechada “neta” o “de cola” con densidades 
desde 15.5 lb/gal (1860 kg/m3) hasta 16.5 lb/gal (1980 kg/m3), dependien-
do del tipo de cemento y de la BHST (temperatura estática de fondo de po-
zo), que se usa para anclar el casing y continuar lo antes posible la perfora-
ción. Se emplean aditivos según los requerimientos, para mejorar la reolo-
gía y otras propiedades que mejoran el aislamiento de las zonas producto-
ras.  
- Segundo tipo de lechada: lechada de relleno que tiene menos densidad y 
propiedades más pobres, la que, una vez fraguada, desarrollará baja resis-
tencia y alta porosidad que sin embargo alcanzan para proteger y soportar 
el casing. Ambas lechadas, tanto la de anclaje como la de relleno, se em-
plean para reducir el costo total de un pozo.  
 
Sin embargo, existen casos en el cual la presión de las formaciones a cementar 
se encuentra por debajo de lo normal, donde cementar con mezclas conven-
cionales implica gran riesgo de fractura durante el bombeo.  
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Una solución común es la cementación en etapas múltiples, que tiene como 
principal objetivo la colocación de cemento en el anular, pero esto no indica 
necesariamente lograr un buen aislamiento de las zonas productoras. 
 
2.2.3.5. Problemas que originan una mala cementación primaria  
 
Esfuerzos sometidos sobre el anillo de cemento: una vez fraguado el cemen-
to, este sufrirá diversos esfuerzos durante la vida del pozo tales como (figura 
2.9):  
 
 
Fuente: Universidad Nacional de Ingeniería Tapia, (2005) 
 
- Fuerzas externas: Es el esfuerzo ocasionado por el medio o formaciones 
que rodean al anillo de cemento, Estas se pueden deber a formaciones plásti-
cas, movimientos tectónicos, presurización de yacimientos, depletación de 
reservorios. Este esfuerzo se manifiesta en forma radial y afecta principal-
mente el esfuerzo de compresión del cemento. 
- Fuerzas internas: Son los esfuerzos que tienen su origen dentro del pozo y 
estos se pueden deber a variaciones de presión y/o temperatura dentro del 
pozo. 
-  Incremento de presión en el pozo: Se da cuando se presuriza el casing por 
diversos motivos tales como pruebas de integridad de casing, inyección de 
fluidos, etc. Este efecto tiende a expandir el casing y por ende el anillo de 
cemento esforzando al anillo tanto en forma radial como en forma tangen-
cial. (Figura 2.10) 
 
1. Fuerzas Externas 
2. Fuerzas Internas 
 Temperatura 
 Presión  
Casing  
Anillo de 
cemento 
 
 
ANILLO DE 
 
 
Figura 2. 9 Esfuerzos sometidos 
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Figura 2. 10 Incremento de presión de formación tiende a comprimir el anillo de cemento 
Fuente: Universidad Nacional de Ingeniería Tapia, (2005) 
 
 
Sus características son: 
 Los esfuerzos de tensión y compresión son direc-
tamente proporcionales a la presión interna del casing. 
 Esfuerzo de tensión es mayor en la interface casing/cemento. 
 Problema Potencial: Rotura del anillo de cemento (Figura 2.11)  
 
       
Figura 2. 11 Muestra falla de cemento por tensión debido a incremento de presión 
Fuente: Universidad Nacional de Ingeniería Tapia, (2005) 
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Disminución de presión en el pozo: Normalmente se da cuando el pozo es 
productor de gas habiendo sido inicialmente completado con cualquier fluido 
de mayor densidad, o cuando el yacimiento empieza declinar por lo que la 
presión declina dentro del pozo. El efecto causado es principalmente la con-
tracción del casing al igual que el anillo del cemento. (Figura 2.12). 
 
 
 
Fuente: Universidad Nacional de Ingeniería Tapia, (2005) 
 
 
La disminución de presión en el pozo, tiene las siguientes características:  
 Esfuerzo en eje tangencial: Compresión 
 El esfuerzo de tensión es mayor en la interfase casing/cemento 
 Problema potencial: perdida de adhesión y sello entre el cemento y las in-
terfaces del casing y formación. (Figura 2.13) 
 Frente a formaciones será necesario cementos con alta resistencia a la ten-
sión.  
 
 
Fuente: Universidad Nacional de Ingeniería Tapia, (2005) 
Figura 2. 13 Falla de cemento por tensión debido a disminución de presión 
Figura 2. 12 Disminución de presión en formación tiende a expandir el ani-
llo de cemento 
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- Incremento de temperatura: En pozos inyectores de vapor o fluidos de 
alta temperatura para mejorar la producción.  
Características: 
 Esfuerzo en eje radial : compresión 
 Esfuerzo en eje tangencial es compresión cerca de la interface ca-
sing/cemento; y Tensión cerca de la interface cemento/roca 
 Problema potencial: rotura del anillo de cemento 
 
2.2.3.6. Nuevas tecnologías en cementación primaria 
 
- Tecnologías de lechadas de baja densidad con alta resistencia compre-
siva: Según NELSON et. al., (1983) existe una formulación de mezclas de 
cementación en la que se emplea cemento Portland y aditivos especialmen-
te seleccionados, de tres tamaños de partícula y diferente gravedad especí-
fica, que simulan a las empleadas en la industria de la construcción. Se 
pueden diseñar lechadas en un amplio rango de densidades que van de 1.25 
a 2.89 gr/cm3. 
 
La principal diferencia entre estas mezclas y las tradicionales es el desarro-
llo de alta resistencia compresiva temprana que proporciona en cualquiera 
de sus densidades. A las 12 horas se logra obtener con baja densidad un va-
lor aproximado de 2,000 psi, a temperaturas de fondo del orden de 70°C en 
adelante. 
 
Estas formulaciones se han aplicado con gran éxito en cementación de tu-
berías de revestimiento, en campos de presionados con bajo gradiente de 
fractura y en la colocación de tapones de desvío con fluidos de baja densi-
dad. 
 
Hay otra formulación de mezclas de  cementación en las que se emplea 
cemento Portland y aditivos especialmente seleccionados para proporcio-
nar lechadas de baja densidad y que desarrollan resistencias compresivas 
aceptables, del orden de 500 a 2,500 psi en 24 horas, a temperaturas de 80 
a 230°F, en un rango de densidades de 1.20 a 166 g/cm3. Se han aplicado 
estas lechadas en cementación primaria, en campos de bajo gradiente de 
fractura y baja presión de poro. 
 
- Cementos espumados 
Son lechadas de cemento de extremada baja densidad que se aplican a po-
zos con bajo gradiente de fractura y yacimientos depresionados y que, 
además, ya hayan producido. 
Estas lechadas tienen una alta eficiencia de desplazamiento del lodo del es-
pacio anular con baja densidad variable y relativamente alta consistencia. 
Así se obtiene buena adherencia y aislamiento hidráulico, que evita el daño 
que causa la carga hidrostática. 
 Además de establecer las adherencias más apropiadas y el aislamiento en-
tre zonas, el proceso de aislamiento le permite al operador ajustar la densi-
dad de la lechada durante el trabajo a la densidad necesaria y a lograr una 
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operación de alta efectividad. Desde luego se debe hacer un monitoreo de 
los parámetros de cementación en tiempo real, con lo que se evitan costo-
sos trabajos de reparación. Los requerimientos principales para la cementa-
ción de pozos son: 
 Adherencia y soporte de la tubería de revestimiento 
 Aislamiento entre las diferentes capas de la formación 
 Sello entre las zonas de pérdida de circulación 
 
El éxito de esta técnica de cementación consiste, básicamente, en producir 
una espuma estable de alta calidad. Esto se logra cuando se cuenta con el 
equipo y la tecnología apropiados. 
El cemento espumado es la mezcla de la lechada de cemento, con un agen-
te tenso activo espumante, un estabilizador de la espuma y un gas normal-
mente es nitrógeno. Si estos compuestos se mezclan apropiadamente se ob-
tiene una espuma de calidad y estable, cuya apariencia es como la espuma 
de rasurar y de color gris. 
 
2.2.4. Diseño de lechada de cemento 
 
2.2.4.1. Propiedades fundamentales del diseño de lechada de cemento 
 
PETROBLOGGER, (2009) Afirma que las propiedades de una lechada de 
cemento específica dependerán de las razones particulares para el uso del ce-
mento. Sin embargo, hay propiedades fundamentales las cuales deben ser con-
sideradas cuando diseñamos cualquier lechada de cemento, como las que se 
describen a continuación: 
 
1. Resistencia a la compresión, no se debe perforar el zapato de la cañería de 
revestimiento hasta que el cemento que ha sido bombeado haya alcanzado 
una resistencia a la compresión de alrededor de 500 psi. Generalmente este 
valor es considerado suficiente para soportar una sarta de cañerías y permi-
tir perforar para avanzar sin que el endurecido cemento se desintegre debi-
do a la vibración.  
Si la operación se retrasa a la espera que el cemento fragüe y desarrolle es-
ta resistencia a la compresión en la locación de perforación, se dice que se 
está “a la espera del cemento” (WOC).  
 
El desarrollo de la resistencia a la compresión es una función de muchas va-
riables, como: la temperatura, presión, cantidad de agua de mezcla añadida y 
el tiempo transcurrido desde la mezcla. El tiempo de fragüe de una lechada de 
cemento puede ser controlado con aditivos químicos, conocidos como “Acele-
radores de Fragüe”  
(Figura 2.14). 
18 
 
 
Figura 2. 14 Prueba para medir la resistencia a la compresión 
Fuente: PETROBLOGGER (2009) 
 
 
2. Tiempo de bombeabilidad (espesamiento), de una lechada de cemento es 
el tiempo durante el cual la lechada de cemento puede ser bombeada y des-
plazada dentro del espacio anular (la lechada es bombeable durante este 
tiempo). La lechada debe tener suficiente tiempo de bombeabilidad para 
permitir ser: Mezclada,  
Bombeada dentro de la cañería y desplazada a través del fluido de la perfo-
ración hasta que este se ubique el lugar requerido. 
 
Generalmente un tiempo de bombeabilidad de 2 a 3 horas es suficiente para 
permitir que las operaciones sean completadas. Este tiempo también es su-
ficiente por si ocurre algún retraso o interrupción en las operaciones de 
cementación.  
 
El tiempo de bombeabilidad que se requiere para una operación en particu-
lar deberá ser cuidadosamente seleccionado de manera que las siguientes 
actividades operacionales sean satisfechas: 
o La lechada de cemento no debe fraguar mientras empieza a ser bom-
beada,  
o La lechada de cemento no debe permanecer fluida por demasiado 
tiempo, porque podría contaminarse con los fluidos de la formación u 
otros contaminantes  
o Las operaciones de cementación no deben consumir demasiado tiempo 
en una operación de perforación.  
 
Entendiendo que las condiciones en el fondo del pozo tienen un significati-
vo efecto sobre el tiempo de bombeabilidad. Un incremento en la tempera-
tura, presión o perdida de fluidos reducirán el tiempo de bombeabilidad.  
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Estas condiciones deben ser simuladas en la etapa de diseño y prueba de la 
lechada de cemento en el laboratorio antes de desarrollar cualquier opera-
ción en el pozo; esta propiedad es muy importante debido que la bombeabi-
lidad el espesamiento optimo (Figura 2.15). 
 
 
 
Figura 2. 15 Consistometros 
Fuente: PETROBLOGGER (2009) 
 
3. Densidad de la lechada 
La densidad estándar de las lechadas pueden ser alteradas para reunir re-
querimientos operacionales específicos (un formación que tenga un bajo 
gradiente de fractura podría no soportar la presión hidrostática de una le-
chada de cemento cuya densidad esta alrededor de las 15 lb/gal).  
La densidad puede ser alterada a través de cambiar la cantidad de agua de 
mezcla o usando aditivos para la lechada. La densidad de muchas lechadas 
de cemento varía entre 11 a 18,5 lb/gal (ppg). Se debe recalcar este aspecto 
de que las lechadas de cemento son relativamente pesadas, sabiendo que 
las gradientes de presión normal de las formaciones son consideradas gene-
ralmente equivalentes a 8,9 lb/gal (ppg). Sin embargo, es inevitable tener 
una lechada de cemento pesada (alta densidad), si se requiere que el ce-
mento endurecido alcance una alta resistencia a la compresión (Figura 2.16 
y 2.17). 
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Figura 2. 16 Balanza presurizada 
Fuente: PETROBLOGGER (2009) 
 
 
 
Figura 2. 17 Variación del peso de lechada de cemento 
Fuente: PETROBLOGGER  (2009) 
 
4. Perdida de agua (agua libre) 
El proceso de fraguado de la lechada es el resultado de que el cemento em-
piece a hidratarse con el agua de mezcla. Si se pierde agua de la lechada de 
cemento antes de que esta haya sido posicionada en el espacio anular, su 
tiempo de bombeabilidad decrecerá y las formaciones sensibles al agua 
pueden ser afectadas de manera adversa.  
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La cantidad de agua perdida que puede ser tolerada depende de operación 
de cementación y de la formulación de la lechada. La cementación forzada 
requiere bajos valores de pérdida de agua, debido a que el cemento debe 
ser inyectado a presión antes que se genere un revoque y bloquee las perfo-
raciones. La cementación primaria no depende tan críticamente de la pér-
dida del agua. La cantidad de fluido perdido de una lechada en particular 
debe ser determinada a través de una prueba de laboratorio. Bajo condicio-
nes estándar de laboratorio (1000 psi de presión en la prueba de filtrado, 
con una malla de 325 mesh). 
 
5. Resistencia a la corrosión 
Las aguas de formación contienen determinados elementos corrosivos, los 
cuales pueden causar deterioro del cemento. Dos compuestos que son co-
múnmente hallados en las aguas de formación son el sulfato de sodio y el 
sulfato de magnesio. Estos compuestos reaccionan con la cal y C3S para 
formar cristales de sulfoaluminato de calcio, estos cristales se expanden y 
causan grietas en la estructura del cemento. 
 Un bajo contenido de C3A en el cemento incrementa la resistencia al sul-
fato. Para que tener alta resistencia a los sulfatos en el cemento el conteni-
do de C3A debe estar entre 0 – 3%. 
 
6. Permeabilidad 
Después que el cemento ha endurecido, la permeabilidad es muy baja 
 
2.2.4.2. Cemento 
 
 Propiedades físicas de los cementos: NELSON et. al, (1983) Describe que 
los cementos de clasificación API (Instituto Americano del Petróleo) tienen 
propiedades físicas específicas para cada clase de cemento, mismas que bási-
camente definen sus características. 
[El control de las propiedades físicas, es muy importante para evitar el flujo de 
gas, entre las propiedades físicas cabe enfatizar, la densidad y la permeabili-
dad, ya que las variaciones de las mismas pueden ayudar a controlar o impedir 
la migración de gas.] 
   
 Las principales propiedades físicas de los cementos son: 
 
- Gravedad específica (Ge): Denota el peso por unidad de volumen, sin to-
mar en consideración otros materiales, tales como el aire o el agua; es de-
cir, el peso de los granos de cemento específicamente; sus unidades son 
gr/cm3, kg/lt y ton/m3. 
- Peso volumétrico (Pv): Denota el volumen por unidad de masa. Se toma 
en consideración el aire contenido entre los granos de cemento; sus unida-
des son (gr/cm3, kg/lt y ton/m3). 
- Blaine¸ Fineza de los granos de cemento: Indica el tamaño de los granos 
del cemento. Su mayor influencia se da sobre el requerimiento de agua para 
la preparación de la lechada.. Sus unidades son (cm2/gr,m2/kg). Representa 
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el área expuesta al contacto con el agua y se determina como una función 
de permeabilidad al aire. 
- Distribución del tamaño de partícula: Indica la eficiencia con la que se 
llevó a cabo la selección, la molienda y el resto del proceso de fabricación 
sobre la homogeneización de los materiales crudos molidos. 
- Tamaño promedio de partículas: Es el tamaño de grano que ocupa el 
50% de un peso determinado de cemento, dentro de la gama de tamaños de 
grano que integran el cemento. 
- Requerimiento de agua normal: Es el agua necesaria para la lechada con 
cemento solo. Debe dar 11 Uc a los 20 minutos de agitarse en el consistó-
metro de presión atmosférica a temperatura ambiente; se expresa en por 
ciento por peso de cemento. 
- Requerimiento de agua mínima: Denota el agua necesaria para la lechada 
de cemento. Debe dar 30 Uc a los 20 minutos de agitarse en el consistóme-
tro de presión atmosférica a temperatura ambiente; se expresa en por ciento 
por peso de cemento. 
- Densidad de la lechada: Es el peso de la mezcla del cemento con agua y 
está en función de la relación de agua por emplear. Sus unidades son 
gr/cm3, kg/lt y ton/m3. 
- Ángulo de talud natural del cemento: Es el ángulo que forma el material 
granulado cuan- do se deposita en una superficie plana horizontal; sirve pa-
ra el diseño de la planta dosificadora de cemento y para recipientes a pre-
sión. 
- Permeabilidad: Después que el cemento ha endurecido, la permeabilidad 
es muy baja 
 
 Propiedades mecánicas del cemento: Para obtener resultados satisfactorios 
en una cementación primaria (tanto el anclaje y soporte de cañería así como el 
apropiado aislamiento de zonas) según  Jutten et al., (1987)  es necesario que 
el cemento desarrolle adecuadas propiedades mecánicas.  
 
 Al respecto, la práctica de décadas ha exagerado la importancia de la resisten-
cia a la compresión y olvidado que otras propiedades como las resistencias a 
la tensión y flexión y las propiedades elásticas tienen mayor relevancia en la 
competencia del anillo de cemento (concepto de cemento “flexible”).  
 
 Evolución de la estructura del cemento 
 Al diseñar la lechada de cemento, tenemos que conocer que el cemento antes 
de volverse en una material duro y resistente, cuyo objetivo será generar el 
aislamiento entre la formación y la tubería de revestimiento, pasa por un pro-
ceso, de distintas etapas de transformación, el cual veremos a continuación 
(figura 2.18):   
a) Liquido: Hay transmisión total de la hidrostática, se mantiene el sobre ba-
lance. 
b) Gel: Estructura que se auto-soporta dónde la presión hidrostática tiende 
a disminuir debido a pérdida de agua intersticial (hidratación y filtrado). 
c) Fraguado: El cemento se comporta como un sólido débil y poroso, se 
inmoviliza el agua intersticial y la presión poral continúa disminuyendo 
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por hidratación. 
d) Endurecido: Recristalización y desarrollo de la resistencia mecánica del 
cemento y donde además se reduce su permeabilidad. NELSON et. al., 
(1983). 
 
 
 
Fuente:. Well Cementing. 1. Ed Texas: Schlumberger Education Services, NEL-
SON, E.B, (1990). 
 
 Problemas y consecuencias de un mal cemento 
 
- Problemas debido a falla de cemento 
 
Los problemas que causan una falla del aislamiento son bastantes críticos, 
los cuales pueden inclusive hacer abandonar un pozo.  
 Migración de fluidos incontrolados a través de anular: Cuando se comu-
nican dos reservorios a través del anular. 
 Producción de fluidos de intervalos no deseados: Como pueden ser agua o 
gas. 
 Inviabilidad de trabajos de estimulación y proyectos de recuperación se-
cundaria: Esto debido a que el reservorio a estimularse no se encuentra 
totalmente aislado por lo que el fluido inyectado puede comunicarse con 
otras formaciones no objetivas.  
Falla de cementación y formación de canales en el anular.(Figura 2.19 y 
2.20) 
Figura 2. 18 Grafica de pérdida de presión hidrostática de la columna 
de cemento 
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       Figura 2. 19. Canalización de fluidos a través  Figura 2. 20 Producción de fluidos  
      anular      indeseables (agua) 
Fuente: Universidad Nacional de Ingeniería Tapia, (2005) 
 
- Consecuencias de un aislamiento no efectivo 
 Pozo no alcanza verdadero potencial productivo. 
 Disminución de reservas. 
 Perdida de fluidos debido a comunicación con reservorios de baja pre-
sión 
 Costo adicional de reparación no siempre efectivo 
 Riesgos de seguridad debido a flujos no controlados. 
 
 
 Prácticas de cementación para la aislación hidráulica (API RP 65-2 & 
SPE 62893): A continuación se nombrará los factores que afectan al correcto 
desarrollo de una cementación primaria. Estos factores demuestran la relación 
directa que existe entre las operaciones de perforación y cementación de un 
pozo. 
a)  Aislamiento Zonal: 
b) Estimación de las zonas potenciales de flujo 
c) Remoción del lodo 
d) Simulación numérica de la temperatura circulante 
e) Estimación del diámetro de hueco 
f) Centralización: Standoff 80% 
g) Análisis de los parámetros mecánicos de la lechada 
h) Ensayo de flujo de gas de la lechada 
i) Análisis del ECD, incluyendo el CSGS 
j)   Control de pérdida de circulación 
k) Desarrollo operacional (Control efectivo de la densidad de la mezcla) 
 
25 
 
2.2.5. Migración de fluidos 
Este problema ha sido muy marcado en la industria petrolera desde los primeros inten-
tos de perforación en nuestro país, sin embargo las recientes investigaciones sobre las 
causas y el control del flujo de gas han resultado en nuevos conceptos referentes a la 
migración de fluidos y/o gas.  
 
Para Gonzales, (2008) la migración de gas consiste en la invasión del fluido de la for-
mación hacia el anular, debido a un desbalance en la presión (disminución de la presión 
hidrostática), lo que permite que los fluidos migren hacia zonas de baja presión o hacia 
la superficie. 
 
Las consecuencias de la migración son numerosas, pero siempre se detectan inmediata-
mente, ya que la misma puede ocurrir entre las diferentes zonas o dentro del cemento y 
llegar a la superficie, ambos casos son peligrosos y potencialmente costosos. 
 
A continuación, las posibles causas por la que se obtienen migración de fluidos poste-
rior a los trabajos de cementación: 
 Tiempos largos de transición. 
 Taponamiento (puenteo) del espacio anular. 
 Exceso de fluido libre en la lechada de cemento. 
 Segregación de partículas en la lechada de cemento. 
 Pobre remoción de lodo. 
 Reducción del volumen de lechada. 
 Cuando la mezcla de cemento comienza a fraguar por la disminución en  el valor de 
la densidad de la mezcla hasta valores cercanos a la densidad del agua 
 
2.2.5.1 Tipos de migraciones 
Existen 2 tipos de migración de fluidos: 
 
 Migración primaria: La migración está directamente relacionada con el 
trabajo de cementación, ya que este evento se produce minutos, horas des-
pués de realizado el trabajo de cementación primaria.  
 Para estos casos vamos a nombrar los fenómenos por los que se puede mani-
festar la migración: 
 
 Flujo interfacial: Se da a través de la columna de lodo (revoque), que ha-
ya quedado en el cemento. Una vez que se finalice el fraguado, origina una 
mala remoción de lodo y reducción global del volumen (contracción del 
cemento). (Figura 2.21). 
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Figura 2. 21 Migración de gas hacia la zona cementada entre la formación 
y el revestidor del pozo 
Fuente: mppblogcarlosgonzalez – Gonzales, (2008) 
 
 Flujo matricial: Se da debido a cambios en la microestructura del cemento 
según se transforma de lechada líquida en cemento fraguado. 
Esto puede ocurrir a través de los anillos que se forman entre el revestidor 
que se forman entre el tubería de revestimiento y el cemento o entre el ce-
mento y la formación. Estos microanillos se originan por el encogimiento 
que sufre el cemento al fraguar, pudiendo las variaciones presión y tempe-
ratura agravar problema. La presencia de revoque adherido al revestidor 
puede también ocasionar la formación de microanillos, como una geome-
tría irregular en el fondo del hoyo, como se muestra en la (Figura 2.22). 
 
                                  Figura 2. 22 Canalización de gas a través de micro anillos 
                           Fuente: mppblogcarlosgonzalez – (Gonzales, 2008) 
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En este caso, la intrusión de gas en la matriz del cemento ocurre por la 
disminución en la presión hidrostática debido a las pérdidas de fluido que 
ocurren mientras el cemento desarrolla resistencia (gel estático). Estas pér-
didas ocasionan una reducción en el volumen, la presión en consecuencia 
disminuye y el gas puede penetrar. Hay que destacar que esto varía de 
acuerdo con el tipo de mezcla y las condiciones del pozo, ya que el desa-
rrollo del gel estático varía con las mismas. Si suministramos adecuada-
mente la presión hidrostática del cemento, trae como beneficio que se man-
tenga el gas atrapado, evitando una posible migración. La gran dificultad 
que aquí se presenta es el cambio de estado que sufre el cemento con el 
tiempo, de un estado líquido a gel, luego a un sólido permeable, y por últi-
mo, a un estado sólido cuasi permeable. (Figura 2.24). 
 
        
 
      Figura 2. 23 Canalización de gas a través  Figura 2. 24 Canalización de gas  
                           del micro anillos             a través de la matriz de cemento 
Fuente: mppblogcarlosgonzalez – Gonzales, (2008) 
 
 Migración secundaria: Este evento se produce semanas, meses o años des-
pués de completada la cementación. En estos casos se es considerado como 
pérdidas o “escapes”, relacionada con las propiedades mecánicas del cemen-
to. 
 
Entre los factores que influyen en la migración de gas, se tienen que las 
mezclas de cemento cambian de estado, perdiendo la capacidad de trasmitir 
presión, y se requiere de cierto tiempo para que la lechada adquiera una re-
sistencia de gel adecuada (aproximada mente de 500 lb/100 pie2) el tiempo 
de un estado líquido, donde trasmite totalmente la presión, a un estado sólido 
en el cual no la trasmite. Este tiempo es el denominado tiempo de tránsito, y 
constituye un factor importante en la migración de gas. 
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2.2.5.2 Esfuerzo de Gel estático 
 
Los estudios previos permitieron identificar los efectos combinados de reduc-
ción del volumen y desarrollo del gel estático que controlan las pérdidas de pre-
sión consecuentemente, el flujo de gas en la columna de cemento.  
 
Los nuevos conceptos señalan que el desarrollo progresivo de la resistencia de 
gel, hasta un valor de 00 lb/100 pie2, transmite totalmente la presión hidrostáti-
ca e impide la entrada de gas a la columna de cemento. Las pruebas demuestran 
que la tasa de pérdida de fluido decrece con ocurren durante el desarrollo de la 
resistencia de gel, generados tanto por la pérdida de fluido como la hidratación. 
 
PERNALETE, (2006) El Esfuerzo de Gel Estático afecta la habilidad de las le-
chadas para suspender sus sólidos en condiciones estáticas. Además contribuye 
a la reducción de la presión hidrostática mientras el fluido gelificado interactúa 
con el revestimiento y las paredes del pozo. Así, el Gel Strength de una lechada 
de cemento debe de ser diseñado para proveer un adecuado soporte de los sóli-
dos más no algo excesivo. Un método para evaluar su desarrollo es midiendo el 
periodo de Critical Gel Strength. Se requieren las siguientes condiciones con 
respecto al Gel Strength para el control del flujo anular: bajo Gel Strength hasta 
antes del fragüe y que presente un rápido desarrollo hasta obtener un valor de 
500 lbf/100 ft
2
. El Critical Static Gel Strength es el tiempo entre el desarrollo 
del CSGS hasta llegar a 500 lbf/100ft2. Estudios anteriores se refirieron a dife-
rentes periodos de tiempo para el desarrollo de SGS. Uno puede empezar a 100 
lbf/100ft
2
y finalizar en 500 lbf/100ft
2
. El CSGS es la resistencia al gel del ce-
mento por el resultado de la caída de la presión hidrostática al punto de que la 
presión esta balanceada (igual a la presión poral) frente a las zonas con poten-
cial de flujo. 
 
El esfuerzo de Gel estático crítico es un parámetro que se calcula en base a las 
presiones porales, geometría del pozo y diseño de cementación como se muestra 
en la ecuación 2.1. 
 
 
𝐶EGE = 
𝑀𝑃𝑅 ∗ 300 ∗ (𝐷ℎ − 𝐷𝑝) 
𝐻𝑐 
(2.1) 
 
 
- MPR = Máxima reducción de presión en la zona de interés (psi). 
- CEGE = Esfuerzo del gel estático critico (lb/100ft2). 
- Hc = Altura de la columna de cemento encima de la zona de interés (ft). 
-  Dp = Diámetro del casing (pulgadas). 
- Dh = Diámetro de hueco abierto (pulgadas). 
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Este valor nos ayuda a evaluar si durante la etapa de gel del cemento es posible 
que en algún momento las presiones porales del reservorio superen la presión 
hidrostática en el anular. 
 
La norma establece que el tiempo entre el CEGE calculado y las 500 lbf/100ft2 
de esfuerzo de gel (EGE) debe ser menor a 45 minutos.  
 
Analizador de Esfuerzo de Gel estático 
Anteriormente las mediciones se iniciaron con artefactos basados en la tecnolo-
gía de los consistómetros presurizados, dichos dispositivos eran mecánicamente 
sensibles, por lo cual requerían ambientes controlados y especialistas técnicos 
experimentados para correr las pruebas y llevar a cabo las complejas tareas de 
mantenimiento. 
 
En la actualidad, gracias al constante desarrollo de la tecnología y la compu-
tación, se ha logrado concebir un aparato capaz de medir y evaluar el desarrollo 
de la fuerza de gel de una muestra de cemento confinada en condiciones estáti-
cas de fondo de pozo durante un determinado periodo de tiempo (Figura 2.25).  
 
Con la utilización de esta tecnología, se pudo constatar por medio de las gráfi-
cas de respuesta en numerosas pruebas estáticas bajo condiciones de pozo, que 
efectivamente, el desarrollo de fuerza de gel estática y el desarrollo de resisten-
cia compresiva en una misma muestra de cemento, no están relacionados bajo 
ningún circunstancia, y que por lo tanto, son fenómenos físicos totalmente inde-
pendientes.  
 
Fuente: Relación entre el desarrollo estático de geles y el espesamiento 
súbito en ángulo recto en las lechadas para control de gas. Seflu Cem-
po, PERNALETE F., H.J.N.M.  (2006) 
 
Figura 2. 25 Analizador de Esfuerzo de Gel estático 
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2.2.6. Origen de agua en la formación  
 
2.2.6.1. Orígenes del agua 
Bailey, et al., (2000)  El agua se encuentra presente en todos los campos petro-
leros y es el fluido más abundante en el campo. Si bien es cierto que ningún 
operador quiere producir agua, hay aguas que son mejores que otras. Con res-
pecto a la producción de crudo, es fundamental distinguir entre el agua de ba-
rrido, el agua buena (aceptable) y el agua mala (o excesiva).  
 Agua de "barrido": Proviene de un pozo inyector o de un acuífero activo 
que contribuye al barrido del petróleo del yacimiento. El manejo de este ti-
po de agua es una parte fundamental del manejo del yacimiento y puede 
constituir un factor determinante en la productividad de los pozos y de las 
reservas finales. 
 Agua "buena": Es  el  agua  producida  dentro  del hueco a una tasa infe-
rior al límite económico de  la  relación  agua/petróleo  (RAP) . Es una 
consecuencia inevitable del flujo de agua a través del yacimiento, y no se 
puede eliminar sin perder parte de las reservas. La producción del agua 
buena tiene lugar cuando existe un flujo simultáneo de petróleo y agua en 
toda la matriz de la formación.  
 El flujo fraccional de agua está determinado por la tendencia natural de 
mezcla que provoca el aumento gradual de la relación agua/petróleo. 
Otra forma de producción de agua aceptable proviene de las líneas de flujo 
convergentes dentro del hueco. Por ejemplo, en un cuadrante de un esque-
ma de inyección de cinco puntos, un inyector alimenta un productor. El flu-
jo del inyector se puede caracterizar como una serie infinita de líneas de 
flujo; la más corta es una línea recta entre el inyector y el productor, mien-
tras que la más larga sigue los bordes de flujo nulo desde el inyector al 
productor.  
 Agua "mala": El resto de este artículo se ocupa principalmente de los 
problemas del agua producida en exceso. El agua mala se puede definir 
como el agua producida dentro del hueco, que no produce petróleo, o bien 
cuando la producción de petróleo no es suficiente para compensar el costo 
asociado con el manejo del agua, es decir, es agua producida por encima 
del límite económico de la RAP. En los pozos individuales, el origen de la 
mayor parte de los problemas de agua mala se puede clasificar dentro de 
diez tipos básicos. La clasificación que se presenta en este artículo es sim-
ple, ya que existen muchas variaciones y combinaciones posibles, pero re-
sulta útil como base de una terminología común. 
 
 
2.2.6.2. Problemas del agua 
Los diez tipos básicos de problemas comprenden desde los más fáciles de re-
solver hasta los más difíciles. En esta oportunidad hablaremos solo algunos de 
ellos, siendo agrupados en dos problemas generales, que son: problemas aso-
ciados al pozo y/o problemas asociados al yacimiento, que en la cual detalla-
remos a continuación.  
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 Problemas asociados al pozo 
 Filtraciones en el revestidor, tuberías de producción o empacadores 
Las filtraciones a través de casing revestido, la tubería de producción o 
los empacadores permiten que el agua proveniente de zonas que no pro-
ducen hidrocarburos ingrese en la columna de producción (Figura 2.26). 
La detección de los problemas y la aplicación de las soluciones corres-
pondientes dependen fundamentalmente de la configuración del pozo. 
Los registros básicos de producción, tales como la densidad del fluido, 
la temperatura y el flujo pueden resultar suficientes para diagnosticar 
estos problemas.  
Habitualmente las soluciones más comunes incluyen la inyección for-
zada de fluidos sellantes y el cegado mecánico por medio de tapones, 
cemento o empacadores, aunque también se pueden utilizar remiendos. 
Cuando existe este tipo de problema, conviene aplicar la tecnología de 
cegado del agua dentro del revestidor, que es de bajo costo. 
 
Figura 2. 26 Filtración en el revestidor 
Fuente:  Control de agua – Bailey, Elphick, Kuchuk, Romano, & 
Roodhart, (2000) 
 
 Flujo canalizado detrás del revestidor: La existencia de fallas en la 
cementación primaria puede provocar la conexión de zonas acuíferas 
con zonas de hidrocarburos (Figura 2.27). Estos canales permiten que el 
agua fluya por detrás del revestidor e invada el espacio anular. Una cau-
sa secundaria puede ser la creación de un ‘vacío’ detrás del revestidor 
cuando se produce arena. Este flujo de agua se puede detectar mediante 
los registros de temperatura o los registros WFL basados en la activa-
ción del oxígeno. 
 
La solución principal consiste en el uso de fluidos de cegado, que pue-
den ser cementaciones forzadas de alta resistencia, fluidos a base de re-
sinas colocados en el espacio anular, o fluidos a base de geles de menor 
resistencia colocados en la formación para detener el flujo dentro del 
espacio anular emplazamiento de los mismos es muy importante y, por 
lo general, se realiza con tubería flexible. 
32 
 
 
Figura 2. 27 Flujo detrás del revestidor 
Fuente: Control de agua – Bailey, Elphick, Kuchuk, Romano, & 
Roodhart, (2000) 
 
 Problemas asociados al yacimiento 
 Contacto agua-petróleo dinámica (CAP): Si un contacto agua-
petróleo uniforme asciende hacia una zona abierta de un pozo durante la 
producción normal por empuje de agua, puede existir producción de 
agua indeseada.  
 
Esto ocurre en aquellos lugares donde existe una permeabilidad vertical 
muy baja. Dado que el área de flujo es extensa y que el contacto ascien-
de lentamente, puede incluso ocurrir en casos en que las permeabilida-
des verticales intrínsecas son sumamente bajas (menos de 0,01 mD). En 
los pozos con mayores permeabilidades verticales (Kv > 0,01 Kh), es 
más probable encontrar conificación de agua y otros problemas que se 
describen más adelante. En realidad, si bien este tipo de problema po-
dría considerarse como un subgrupo dentro de la conificación, la ten-
dencia a la conificación es tan baja que el cegado cerca del hueco resul-
ta efectivo. El diagnóstico no se puede realizar únicamente sobre la base 
de la invasión de agua identificada en el fondo del pozo, ya que otros 
problemas también pueden provocar este mismo fenómeno.  
 
En un pozo vertical, este problema se puede resolver fácilmente por 
abandono del pozo desde el fondo utilizando algún sistema mecánico, 
como un tapón de cemento o un tapón colocado por medio de cable de 
acero. Si el CAP se desplaza muy por encima de la parte superior del 
tapón, será necesario realizar un segundo tratamiento. En los pozos ver-
ticales, este problema es el primero que supera los límites del ambiente 
local del hueco dentro del sistema de clasificación utilizado en ese ar-
tículo (Figura 2.28). 
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Figura 2. 28 Contacto agua - petróleo dinámico 
Fuente: Control de agua – Bailey, Elphick, Kuchuk, Romano, & 
Roodhart, (2000)  
 
 Capa inundada sin flujo transversal: Un problema habitual en la pro-
ducción proveniente de capas múltiples se produce cuando una zona de 
alta permeabilidad rodeada por una barrera de flujo (como una capa de 
arcilla) está inundada (Figura 2.29).  
 
En este caso, la fuente de agua puede ser un acuífero activo o un pozo 
inyector de agua. Por lo general, la capa inundada presenta el nivel de 
permeabilidad más elevado.   
 
 
Figura 2. 29 Capa inundada con flujo transversal 
                                          Fuente: Control de agua – Bailey, Elphick, Kuchuk, Romano, & 
Roodhart, (2000) 
 
 Fracturas o fallas entre el pozo inyector y el pozo productor: En las 
formaciones naturalmente fracturadas bajo recuperación secundaria por 
inyección de agua, el agua inyectada puede invadir rápidamente los po-
zos productores (Figura 2.30). Este fenómeno se produce en forma ha-
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bitual cuando el sistema de fracturas es extenso o se encuentra fisurado 
y se puede confirmar mediante el uso de trazadores radioactivos y prue-
bas   de   presión   transitoria.    También   se pueden utilizar registros 
de trazadores para cuantificar el volumen de las fracturas, valor que se 
utiliza para el diseño del tratamiento.  
 
La inyección de un gel en el pozo inyector puede reducir la producción 
de agua sin afectar la producción de petróleo de la formación. Si se uti-
liza un flujo de geles reticulados, podría no resultar efectivo dado que 
su penetración en la matriz es limitada y, por lo tanto, penetra en las 
fracturas en forma selectiva.  
 
Por lo general, la mejor solución para este problema consiste en cegar la 
producción de agua. Los pozos que presentan fracturas o fallas severas 
a menudo sufren una considerable pérdida de fluidos de perforación. Si 
se espera encontrar una falla conductora y fracturas asociadas con la 
misma durante la perforación, conviene bombear un gel dentro del pozo 
para resolver al mismo tiempo el problema de la perforación y los pro-
blemas consiguientes de producción de agua y barrido deficiente, en 
particular en las formaciones cuya matriz tiene poca permeabilidad. 
 
 
Figura 2. 30 Fracturas o fallas entre un inyector y un productor 
 Fuente: Control de agua – Bailey, Elphick, Kuchuk, Romano, & 
Roodhart, (2000) 
 
2.2.6.3. Técnicas para diagnosticar el control del agua  
En el pasado, se consideraba que el control del agua no era más que la simple 
colocación de un tapón acompañado por una operación de cementación, o bien 
un tratamiento con gel en un pozo. La razón principal por la cual la industria 
petrolera no pudo lograr un método adecuado para controlar el agua ha sido su 
falta de conocimiento de los diferentes problemas y la consiguiente aplicación 
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de soluciones inapropiadas. Esto queda demostrado con la gran cantidad de 
trabajos técnicos en los que se describen los tratamientos y los resultados con 
poca o ninguna referencia a la geología, al yacimiento o al problema de con-
trol del agua. El factor clave es el diagnóstico, es decir poder identificar el 
problema específico que se presenta.  
 
Los diagnósticos de pozos se utilizan de tres maneras:  
• Para seleccionar los pozos que podrían necesitar un sistema de control del 
agua 
• Para determinar el problema de agua de manera que se pueda seleccionar 
un método de control adecuado 
• Para localizar el punto de entrada del agua en el pozo de tal manera que se 
pueda emplazar el tratamiento en el lugar correcto.  
 
 Gráfico de la historia de producción: Cuando se cuenta con una historia de 
producción confiable, muchas veces ésta contiene un cúmulo de información 
que puede ayudar a diagnosticar el problema del agua. 
Este gráfico es un gráfico doble logarítmico de tasas de petróleo y agua con 
respecto al tiempo (Figura 2.31).  Por lo general, los pozos en los que con-
viene aplicar un sistema de control del agua muestran un aumento de la pro-
ducción de agua y una disminución de la producción de petróleo en forma 
casi simultánea. 
 
Figura 2. 31 Grafico de la historia de producción 
Fuente: Control de agua – Bailey, Elphick, Kuchuk, Romano, & 
Roodhart, (2000) 
 
- Gráfico de la historia de producción. Un gráfico de las tasas de flujo de 
agua y petróleo con respecto al tiempo puede resultar útil para identificar 
los problemas de agua. Cualquier cambio brusco y simultáneo que indique 
un aumento del agua con una reducción del petróleo es señal de que se po-
dría necesitar un tratamiento de remediación.  
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 Gráfico de recuperación: El grafico de recuperación es un gráfico semilo-
garítmico de la RAP con respecto a la producción acumulada de petróleo 
(Figura 2.32). La tendencia de producción se puede extrapolar al límite eco-
nómico de la RAP para determinar la producción de petróleo que se obtendrá 
si no se toma ninguna medida para controlar el agua.  
Si la producción extrapolada es aproximadamente igual a las reservas espe-
radas para el pozo, quiere decir que el pozo produce un nivel de agua acep-
table y no se necesita ninguna medida de control del agua. Si este valor es 
mucho menor que las reservas recuperables esperadas, significa que el pozo 
está produciendo agua no aceptable y, de existir suficientes reservas para 
compensar el costo de la intervención, se debería considerar alguna medida 
de reparación.  
 
Figura 2. 32 Grafico de recuperación 
 Fuente: Control de agua – Bailey, Elphick, Kuchuk, Romano, & 
Roodhart, (2000) 
 
- Gráfico de recuperación. El gráfico de recuperación muestra la tenden-
cia ascendente de la relación agua/petróleo respecto de la producción. Si 
la RAP extrapolada alcanza el límite económico cuando el petróleo pro-
ducido acumulado alcanza las reservas recuperables esperadas, entonces 
el agua producida se considera agua aceptable. 
 
 Análisis de la curva de declinación: Este es un gráfico semilogarítmico de 
la tasa de producción de petróleo con respecto al petróleo acumulado (Figura 
2.33). El agotamiento normal produce una curva cuya tendencia es rectilínea, 
mientras que una declinación pronunciada puede indicar la existencia de al-
gún otro problema, como por ejemplo la disminución severa de la presión o 
el aumento del daño.  
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Figura 2. 33 Curva de declinación  
Fuente: Control de agua – Bailey, Elphick, Kuchuk, Romano, & 
Roodhart, (2000) 
 
Curva de declinación. Cualquier cambio brusco en la pendiente de la típica 
recta de declinación de la tasa de producción de petróleo, constituye una ad-
vertencia de que el exceso de agua, junto con otros problemas, puede estar 
afectando la producción normal.  
 
 Gráficos de diagnóstico: Para determinar el tipo de problema específico es-
tableciendo comparaciones con los esquemas de comportamiento conocidos, 
se utiliza un gráfico de diagnóstico doble logarítmico de la RAP con respec-
to al tiempo. Existen tres signos básicos que permiten distinguir entre los di-
ferentes mecanismos de invasión de agua: flujo abierto por fallas, fracturas o 
flujo por canal detrás del revestidor; flujo de agua marginal o un CAP diná-
mico; y problemas de conificación.  Las interpretaciones del flujo de agua 
marginal fueron construidas a partir de simulaciones numéricas y experien-
cias de campo. 
 
También se puede utilizar la derivada de la RAP con respecto al tiempo, si 
bien su aplicación se ve limitada por las incertidumbres o el ruido propio de 
las mediciones de campo. El ingeniero a cargo de la interpretación puede 
aprender a reconocer las diversas variaciones existentes en estos perfiles y a 
minimizar el problema de la carencia de una solución única cuando se com-
binan con otros datos.  
 
 Registros de producción: Los registros de producción precisos, como los 
que ofrecen las mediciones de los Servicios de Producción de la Plataforma 
PS, pueden mostrar la invasión de agua en el hueco. Esta herramienta tiene 
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la capacidad de determinar el flujo y el holdup de cada fase de fluido en hue-
cos verticales, desviados y horizontales.  A partir de la adición de los nuevos 
sensores ópticos y eléctricos, que incorporan mediciones lo- cales de senso-
res y mediciones de velocidad de cada fase, se han logrado importantes 
avances en el diagnóstico de casos simples y complejos con flujo trifásico.  
 
Tales avances en la obtención de registros de producción confiable y precisa, 
en particular en pozos desviados con cortes de agua elevados, representan un 
paso importante en aras de la identificación y el conocimiento de los diferen-
tes tipos de problemas de agua. 
 
2.2.6.4. Soluciones para el control del agua  
Para cada tipo de problema tiene distintas opciones de solución que varían 
desde las simples soluciones mecánicas y químicas, que son relativamente de 
bajo costo, hasta las más complejas y costosas soluciones de completaciones 
re-trabajadas. Es habitual la existencia de diversos problemas de control del 
agua y, a menudo, se hace necesario adoptar una combinación de varias solu-
ciones. Hoy en día, además de las soluciones tradicionales descriptas ante-
riormente, existen métodos nuevos, innovadores y convenientes desde el pun-
to de vista económico para los problemas de control del agua.  
 
 Mecánicas 
En las que frecuentemente se usan los tapones o empaquetaduras, los cua-
les se localizan el fondo de pozo, existen otras como, separadores de fondo, 
completaciones duales o dobles, perforación de pozos multilaterales.  
Para estas opciones, generalmente se requieren modificaciones en la com-
pletación del pozo, lo cual eleva los costos con respecto a las opciones 
químicas. 
En muchos de los problemas que ocurren en las cercanías del hueco, como 
las filtraciones del revestidor, el flujo por detrás del revestidor, el ascenso 
de agua desde el fondo y las capas inundadas sin flujo transversal, se opta 
por utilizar tapones mecánicos o inflables 
 
 Químicas 
Entre las que se destaca los cementos (Convencional, microfónico, flui-
dos), las resinas, sales, emulsiones y geles. Los métodos químicos gene-
ralmente no requieren la modificación en la completación del pozo y a ex-
cepción de los cementos convencionales ofrecen penetración del tratamien-
to en la formación que los métodos mecánicos no logran.  
Los tratamientos químicos requieren el emplazamiento preciso del fluido. 
La tubería flexible con empacadores inflables permite colocar la mayor 
parte de los fluidos de los tratamientos sin riesgo de afectar las zonas de 
hidrocarburos. La inyección doble con tubería flexible es un proceso que 
consiste en bombear un fluido protector a lo largo de la tubería flexible 
hasta el espacio anular del revestidor y bombear el fluido del tratamiento a 
través de la tubería flexible.  
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2.2.7. Gel de modificadores de permeabilidad relativa  
 
2.2.7.1. Permeabilidad  
Según Ayan, C, et al., (2001) la permeabilidad se define como una propiedad 
de la formación, independientemente del fluido contenido en la misma, [como 
capacidad, o medición de la capacidad de una roca, para transmitir fluidos, 
medida normalmente en darcies o milidarcies. Las formaciones que transmiten 
los fluidos fácilmente, tales como las areniscas, se describen como permeables 
y tienden a tener muchos poros grandes y bien conectados]. 
 
La permeabilidad determina el comportamiento del yacimiento y del pozo, pe-
ro el término puede referirse a muchos tipos de mediciones. Por ejemplo, la 
permeabilidad puede ser absoluta o efectiva, horizontal o vertical.  
 
 Permeabilidad absoluta: Cuando un solo fluido fluye a través de la for-
mación, se puede medir la permeabilidad absoluta, sin embargo, cuando 
dos o más fluidos están presentes, cada uno reduce la capacidad de fluir en 
el otro. 
 
 Permeabilidad efectiva: Es la permeabilidad de cada fluido en presencia 
de los otros. [siendo más específicos, es cuando existen otros fluidos in-
miscibles presentes en el yacimiento (la permeabilidad efectiva del gas en 
un yacimiento de gas-agua).  
 Las saturaciones relativas de los fluidos, como así también la naturaleza del 
yacimiento, afectan la permeabilidad efectiva.] 
 
 Permeabilidad relativa: es la relación entre la permeabilidad efectiva y la 
permeabilidad absoluta. [cuando en una roca existe un solo fluido presente, 
su permeabilidad relativa es de 1,0. El cálculo de la permeabilidad relativa 
permite la comparación de las diferentes capacidades de los fluidos para 
fluir en su respectiva presencia, ya que la presencia de más de un fluido por 
lo general inhibe el flujo,] 
 
2.2.7.2. Modificadores de Permeabilidad Relativa (RPM) 
 
Son sistemas de polímeros de carácter hidrofílico que son solubles en agua. 
En la (Figura 2.34) que se observó en el laboratorio experimental de 
(Universidad Cali Colombia, 2012), muestra un medio de preferencia hu-
mectante al agua, una película de aceite fluye por el medio de los canales sin 
tener ningún tipo de contacto con la superficie mineral. Por otro lado, el agua 
fluye por las zonas cercanas a la pared del poro, estando en contacto perma-
nente con el RPM que fue anteriormente adsorbido por la roca, de esta forma 
se asegura que el tratamiento de carácter hidrofílico ejerza una fuerza de re-
sistencia adicional al flujo de agua a través del medio poroso sin afectar de 
sobremanera el patrón de flujo que el aceite ejerce desde el yacimiento hasta 
el fondo del pozo desde las zonas no alcanzadas por el tratamiento. 
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Fuente: Control de agua y evaluación Experimental de Laboratorio de la Uni-
versidad Cali Colombia año     (2012) 
   
Los polímeros que se usan para este tipo de soluciones incluyen polímeros 
de alto peso molecular como las poliacrilamidas convencionales; sin embar-
go, limitaciones en las condiciones de aplicación como altas temperaturas, 
altas tasas de flujo, alta heterogeneidad de las formaciones y poca tolerancia 
a ambientes salinos han llevado al uso de polímeros más resistentes a la de-
gradación como son las poliacrilamidas catiónicas (CAT) y las poliacrilami-
das parcialmente hidrolizadas (HPAM). 
 
Estos sistemas químicos una vez aplicados y adsorbidos por la formación 
llegan a incrementar la resistencia al flujo del medio hacia al agua entre 5 y 
10 veces y hacia al petróleo en factores menores que 2(18). Esta modifica-
ción en la resistencia al flujo se puede caracterizar mediante la definición de 
un factor denominado factor de resistencia residual (RRF), el cual determina 
en última instancia la efectividad del tratamiento. 
 
A diferencia de los otros tipos de soluciones mecánicas y químicas, estos tra-
tamientos son más recomendados, efectivos y seguros a la hora de controlar 
la producción de agua, pues no significan un riesgo hacia el mantenimiento 
de la producción de aceite después de su inyección en la formación en la 
mayoría de los casos. Sin embargo, dependiendo del tipo de sistema químico 
con el cual se trabaje, cambios en pH, salinidad y diferencial de presión afec-
tarán la durabilidad y efectividad del tratamiento. 
 
La efectividad del tratamiento depende de qué tan grande sea la reducción 
desproporcionada en la permeabilidad para los fluidos en el medio (mayor re-
Figura 2. 34 Presencia de una película del Polímero en medio poroso 
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ducción al agua que al aceite). Esta efectividad dependerá en parte de las pro-
piedades de los fluidos, el tratamiento y más específicamente de la adsorción 
del polímero en el medio poroso. La película del fluido que se adsorbe en la 
formación es aquella que ejerce la resistencia a la fase acuosa cuando esta pasa 
a través del poro, mientras el aceite viaja por el centro de los canales como lo 
es usual en medios de preferencia humectante al agua.  
 
La hipótesis que describe los fenómenos y los cambios en las características 
del medio debido a la presencia de una película de fluido que es adsorbida por 
la roca es denominada “hipótesis del efecto de pared”. 
 
 Hipótesis del efecto de pared 
La base de la hipótesis del efecto de pared es la interacción existente entre 
la solución química y la roca. Esto quiere decir que el efecto de pared de-
pende de la adsorción del polímero por la formación. El polímero adsorbi-
do por la formación forma una capa hidrofílica a lo largo del poro que in-
hibe el flujo de agua (el efecto de pared se produce cuando polímeros de al-
to peso molecular son adsorbidos por la superficie mineral).   
 
La adsorción del polímero depende del número de puntos de adherencia 
que una macromolécula pueda tener sobre la superficie de un sólido. Por 
ejemplo, en algunas investigaciones se han examinado diferentes casos de 
poliacrilamidas con un peso molecular de 107 daltons, en donde el peso 
molecular del monómero es 71 daltons y con 150000 grupos laterales 
transportados por la cadena de polímero. Si un grupo de 1000 es atrapado 
por la superficie de la roca, entonces la macromolécula será adherida por 
150 puntos de la misma. Esto implica que en primera instancia aun si la 
adherencia es débil, la cantidad total de puntos puede garantizar una fuerte 
adherencia a la roca y, por lo tanto, la probabilidad que todos los puntos de 
adherencia se rompan simultáneamente es muy baja. 
 
Esto quiere decir que la macromolécula se comporta como un pulpo que se 
pega a una roca. El pulpo (polímero) estará sólidamente adherido sobre la 
roca por numerosas copas de succión, cada una de estas es una copa de dé-
bil succión. Así, un hombre no podría despegar el pulpo de la roca al mis-
mo tiempo debido a que la fuerza requerida es muy alta.  Por tanto, la única 
forma de hacerlo es procediendo paso a paso, es decir, removiendo progre-
sivamente cada tentáculo de la roca mientras se impide que se adhiera de 
nuevo. 
 
La adsorción del polímero por la superficie de la roca los poros inducirá 
tres efectos. 
 Reducción del área transversal de flujo 
 Efecto de Lubricación o de Deslizamiento. 
 Modificación de humectabilidad del medio. 
 
El efecto de reducción desproporcionada de la permeabilidad: 
Se refiere a la propiedad de muchas soluciones poliméricas y geles que tie-
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ne como efecto reducir la permeabilidad relativa al agua en mayor pro-
porción que al petróleo y aún en mayor proporción que al gas.  Esta pro-
piedad es fundamental para el éxito de los tratamientos para el control del 
agua en pozos productores cuyas zonas de hidrocarburos no pueden ser ais-
ladas. Sin embargo, la magnitud de este efecto ha sido muy impredecible 
en algunas aplicaciones. Esto se evitaría si se determinara la naturaleza del 
fenómeno, haciendo estos efectos más predecibles y controlados.   
 
La forma de expresar el efecto RPM o efecto de reducción desproporcio-
nada de la permeabilidad en función del factor de resistencia residual es la 
siguiente: 
𝑫𝑷𝑹 =
𝐅𝐫𝐫𝐰
𝐅𝐫𝐫𝐨
 
  
 
Fuente: Oíl Recovery Symposium held Oklahoma , (1998) 
 
 
En la (Figura 2.35), se muestra un gráfico-tipo obtenido utilizando las 
pruebas de desplazamiento en medio poroso.  
 
Allí se observa la diferencia entre las curvas de F
rrw 
y F
rro
, lo cual evi-
dencia el efecto reducción de la permeabilidad relativa al agua en mayor 
proporción que al crudo. Además, se puede observar un descenso brusco 
del F
rrw 
con respecto a la tasa de agua y un descenso gradual del F
rro 
con 
relación a la tasa de crudo. Esto permite afirmar que cuando hay mayores 
caídas de presión disminuye la capacidad de bloqueo del gel. 
Todas estas características aquí descritas están determinadas por la concen-
tración del polímero en la solución y la cantidad de entrecruzador. Además, 
se ven afectadas principalmente por las propiedades del agua de prepara-
ción (pH y salinidad) y la temperatura.  Esta última, tiene un efecto pro-
nunciado en la estabilidad de los geles con un efecto indeseable, porque 
Figura 2. 35.  Grafico tipo obtenido mediante pruebas de desplaza-
miento en medio poroso 
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puede degradar la composición del gel y ocasionar la pérdida de sus pro-
piedades. Oil Recovery Symposium, (1988) 
 
 Características importantes de los RPM 
La aplicación del Polímero es una buena alternativa para controlar la pro-
ducción de agua, en pozos con altos cortes de agua. 
- La aplicación de los RPM´s tiene que ser en pozos no dañados, es decir 
con Skin = 0. 
- El éxito de los tratamientos con RPM depende de la selección de los 
candidatos, la preparación del sistema en locación, y la limpieza de la 
tubería y equipos de superficie a ser usados. 
- Los tratamientos con los Modificadores de Permeabilidad Relativa no 
son permanentes sino más bien temporales. Estadísticamente tienen una 
durabilidad entre 6 y 24 meses, y una reducción en la producción de 
agua, en promedio, de más ó menos 30-50%. 
- En pozos con crudo liviano, la concentración del polímero tiende a ser 
menor, para tener una mayor penetración. 
- En ninguno de los casos, cualquier fluido a ser inyectado luego de haber 
bombeado el RPM, debe tener un pH menor a 3, ya que el polímero 
tendería a debilitarse, y por consiguiente la durabilidad del tratamiento 
sería mucho menor.  
 
2.2.7.3. Gel de Modificadores de Permeabilidad Relativa (RPM) 
Según Seright R y Sydansk, (2004) existen tipos de polímeros usados en la 
formación de geles, debido a que las características del gel dependen mucho 
de la naturaleza química de los componentes y de las condiciones en la que se-
rá inyectado, se han llevado a cabo numerosos desarrollos con formulaciones 
químicas muy variadas, en la búsqueda de obtener geles estables y de buena 
calidad, flexibles en cuanto a lograr varios tiempos de gelificación, de fácil 
manejo y costos razonables. 
 
En este trabajo de investigación, vamos a hablar sobre un polímero de gel es-
pecial que reducirá la permeabilidad relativa del pozo que mitigara y evitara 
problemas en el futuro debido al incremento de producción de agua. El Polí-
mero gel está compuesto como producto base a un vinil-amida ter-polímero 
hidrofílico, aniónico, de moderado peso molecular; el cual en contacto con el 
agua forma parcialmente micro geles, los que restringen el paso del agua a 
través de la matriz de la formación. 
 
El polímero de geles será preparado en el laboratorio, para luego ser inyecta-
dos a la formación en donde exista problema de excesiva producción de agua, 
son finalmente reacción para formar el gel. 
 
Para poder aplicar el gel, es importante que primero reconozcamos el tipo de 
reservorio para la aplicación, a continuación se describirá las propiedades que 
debe tener el reservorio a tratar. 
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 Propiedades fijas del Reservorio para poder aplicar el gel 
 
La inyección de geles se puede ver afectada por factores propios del pro-
ceso, de los fluidos o de la roca. Por ello, es importante establecer eficaz-
mente la zona de aplicación, el químico a inyectar y las condiciones del 
proceso, entre otras propiedades que se convierten en determinantes en el 
proceso de inyección de geles.  A continuación, mencionaremos las pro-
piedades de yacimiento dentro de las características del yacimiento que 
son importantes al momento de implementar un proceso de inyección de 
geles se encuentran las siguientes: 
 
 Heterogeneidad. Una formación se considera heterogénea si sus propie-
dades características son diversas entre ellas.  Para el caso de la inyección 
de geles, la variación de permeabilidad, en especial en dirección vertical, 
genera problemas operacionales en procesos de recobro de hidrocarburos 
como la inyección de agua.  
 
Esto se debe a la distribución desbalanceada de los fluidos inyectados en 
la formación, ya que tienden a desplazarse por los estratos que presentan 
mejores propiedades petrofísicas, en especial altas permeabilidades.   
 
Entonces, la variación de la permeabilidad vertical es una propiedad de-
terminante y es la causante de una posible implementación de procesos de 
inyección de geles, realizado con el objetivo de modificar los caminos de 
flujo de fluidos inyectados. 
 
 Continuidad del yacimiento. 
Los procesos de inyección de geles son realizados con el objetivo de reali-
zar modificaciones a la permeabilidad en sitios específicos del yacimiento, 
para posteriormente, continuar la inyección de agua o implementar un pro-
ceso de recobro adicional. Por tanto, garantizar que la zona tratada tenga 
buenas características para procesos de desplazamiento, es básico al mo-
mento de evaluar una posible inyección de geles. Esto debe ser realizado 
por medio de un análisis de las condiciones geológicas y estratigráficas.  
 
 Reservas remanentes de Petróleo. 
Es necesario estimar la cantidad de petróleo que se encuentra en el yaci-
miento al momento de iniciar la implementación de un proceso de inyec-
ción de químicos, como los geles. Las razones son totalmente económicas 
y de perspectivas de la aplicación. En el caso de contar con una cantidad 
de aceite móvil despreciable, no importa cuán exitoso sea el tratamiento, 
no se conseguirá recuperar una cantidad de aceite representativa y el pro-
yecto no será viable. Por tanto, establecer este valor de forma correcta es 
la base de la evaluación técnico–económica y principalmente, de la pro-
yección de sus resultados. 
Luego de revisar aquellas propiedades que afectan directamente la aplica-
ción de un proceso de inyección de geles, es importante analizar el trata-
miento para este proceso. El criterio de selección, o tratamiento, ha sido 
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Polímero + encruzador + agua 
 
propuesto para todos los métodos de recuperación de petróleo. Esto se ha 
realizado con datos de proyectos implementados anteriormente alrededor 
del mundo, examinando esta información y seleccionando las mejores ca-
racterísticas del sistema roca-fluido, para de esta forma permitir la esco-
gencia del mejor método de recuperación para un determinado campo  
 
 Características de Reservorio para poder aplicar la inyección de geles 
En esta presenta tabla 2.2, se presenta la propiedad y el rango de viabilidad 
que debe obtener un reservorio para un proceso de inyección de geles. 
 
Tabla 2. 2 Características de Reservorio 
 
CARACTERÍSTICAS DEL RESERVORIO 
PROPIEDAD RANGO DE VIABILIDAD 
Gravedad  18° API 
Viscosidad del crudo < 200 cp 
Saturación de aceite  10% de aceite movil 
Profundidad < 8000 ft 
Permeabilidad  20 mD 
Temperatura < 220 °F 
Tipo de formación Arenisca / Carbonato 
 
Fuente:   PDVSA-Intevep. Polímeros en solución y aplicación de los po-
límeros en la industria petrolera.( 1999). 
 
Como se observan en la tabla 2.2 las propiedades que se consideran impor-
tantes para verificar la posible aplicación de un proceso de inyección de 
geles son: la gravedad API y la viscosidad del crudo, determinantes al 
permitir establecer la relación de movilidades que causa ineficiencias en la 
inyección de agua y demás procesos de desplazamiento.   
La permeabilidad, tipo de formación, temperatura y profundidad, están di-
rectamente relacionadas con la facilidad de inyección de productos quími-
cos, su estabilidad y buen funcionamiento.  
Finalmente, el más importante de todos, la saturación de aceite actual, esta 
es la base del establecimiento de la viabilidad técnico-económica del pro-
yecto, ya que debe existir la garantía de una cantidad considerable de flui-
dos producibles. SPE 56740, (1999) 
 
 Identificaciones de los modelos dé geles a aplicar. 
Los geles poliméricos se forman a partir de una solución acuosa que contie-
ne un polímero base y un entrecruzador. Esta solución acuosa, luego de un 
tiempo, forma una red polimérica entrecruzada con una estructura tridimen-
sional que atrapa al agua en su interior. En la Figura 2.36 se muestra esque-
máticamente un gel y la capacidad de atrapar agua en su interior. 
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La aplicación de la tecnología de geles para control de agua, consiste en 
inyectar al yacimiento una solución acuosa con un polímero base y un en-
trecruzador o solución gelificante. 
Esta solución de baja viscosidad alcanza un amplio radio de penetración 
en la formación, inundando las áreas de alta permeabilidad y fracturas del 
yacimiento. Después de un tiempo específico, esta solución adquiere la 
consistencia de gel. 
En algunos casos, el gel forma un taponamiento o bloqueo, el cual no deja 
pasar ningún fluido de la formación, ocasionando que el agua se desvíe a 
las zonas menos permeables del yacimiento, permitiendo así un barrido 
más uniforme.  Como consecuencia, se obtiene un incremento en la pro-
ducción de petróleo. En otros casos, el gel reduce en gran proporción la 
permeabilidad relativa al agua, sin afectar la del petróleo y así, sólo ocurre 
un bloqueo al paso del agua 
 
 
 Formación del Gel: En un proceso de gelificación de una solución polimé-
rica, las moléculas de polímeros son entrecruzadas en una estructura de gel a 
través del uso de un agente químico como un catión trivalente (Cr+++ o 
Al+++) o un agente orgánico. En este proceso se forman redes tridimensio-
nales de fase continua sólida y fase dispersa líquida. Es decir, son una mez-
cla de polímero de alto peso molecular soluble en agua, un agente entrecru-
zador y Agua. Un gel típico contiene alrededor de 0,5% de polímero, 0,01% 
de entrecruzador y 99,49% de agua. 
 
En un tratamiento  de  gel,  la  formación  de  éste normalmente  se  lleva  a  
cabo dentro del yacimiento. En superficie es preparada e inyectada la solu-
ción polimérica, luego, es inyectado el entrecruzador y ya en el yacimiento, 
se genera la reacción que dará lugar a la formación del gel.  
 
 
Fuente. Stahl and D. N. Schulz, Water-soluble polymers for petroleum 
recovery,  Plenum Publishing Corporation 
Figura 2. 36  Esquema de la formación del Gel 
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Un esquema representativo del proceso ocurrido en la formación de un gel 
se muestra   en la (Figura 2.36). 
 
Resumiendo, la formación del gel se puede explicar de la siguiente manera: 
inicialmente se cuenta con cadenas poliméricas protegidas de moléculas de 
agua, las cuales solvatan sus grupos funcionales y se unen por puentes de 
hidrógeno a los grupos hidroxilos. 
 
Entonces, la envoltura de agua impide que los segmentos de las cadenas se 
toquen. Al inyectar el entrecruzador, se reducen las cadenas de hidratación 
que separa a las cadenas poliméricas, las cadenas contiguas tienden a atraer-
se mutuamente por fuerzas de Van der Waals y las moléculas se unen gra-
dualmente para formar cadenas cortas y filamentosas. Por tanto, en un pro-
ceso dinámico, las cadenas poliméricas se entrecruzan y entrelazan, de mo-
do que la viscosidad del sistema aumenta, llegando a un estado semisólido, 
semirrígido y gelatinoso. 
 
 
 
En el caso de las reacciones con entrecruzadores metálicos, las más comu-
nes en la industria del petróleo, en el proceso de formación del gel ocurren 
reacciones tipo redox   (reducción-oxidación).   Éstas    pueden ser divididas   
en tres etapas básicas: producción del entrecruzador activo, unión del entre-
cruzador activo al polímero y entrecruzamiento de dos segmentos de polí-
mero. 
 
En la primera etapa, por medio de una reacción redox (transferencia de elec-
trones) se modifica la estructura electrónica del entrecruzador con el objeti-
vo de activarlo.  
 
Para ello, en el sistema debe haber un elemento que ceda electrones (agente 
reductor) y otro que los acepte agente oxidante). Por esta razón, cuando se 
utilizan este tipo de entrecruzadores el sistema se amplía a políme-
ro/entrecruzador/agente reductor. 
 
Los metales en el agente entrecruzador tiene una valencia de +6, lo que los 
hace inactivos; el agente reductor reacciona con la solución de entrecruza-
dor cediendo tres electrones al metal, quedando éste convertido en un ion 
metálico +3. De esta forma el agente reductor se convierte en un elemento 
oxidado y el metal en un elemento reductor con una configuración electró-
nica activa para formar enlaces.   
 
La segunda etapa corresponde a la unión del agente entrecruzador y el polí-
mero por medio de enlaces iónicos. Los polímeros tienen zonas electróni-
camente negativas que corresponden a grupos funcionales como los carboxi-
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latos (presentes tanto en las poliacrilamidas parcialmente hidrolizada como 
muchos Biopolímeros) y ya que después de la reacción redox los iones me-
tálicos quedaron cargados positivamente, el enlace entre estas dos partes se 
hace inevitable. 
 
El mecanismo químico exacto de la tercera etapa en la que el ion metálico 
entrecruza dos moléculas de polímero, no se conoce con exactitud. Sin em-
bargo, se ha encontrado que los esfuerzos de cizalla sobre la solución in-
crementan la tasa de gelación en esta etapa, lo que indica que un proceso de 
difusión controlada se encuentra asociado. Además, dada la no polaridad de 
los polímeros, es posible que las cadenas poliméricas sean atraídas entre sí 
por fuerzas de Van der Waals hasta formar una red tridimensional que co-
rresponde al gel Poliacrilamida/citrato de aluminio/ agente reductor. Este 
sistema requiere de una solución de poliacrilamida parcialmente hidrolizada, 
citrato de aluminio y agua. Los iones citrato protegen al Al(lll) de la hidróli-
sis que produciría una precipitación de hidróxido de aluminio, haciendo no 
disponibles los iones metálicos para entrecruzarse con la poliacrilamida. 
Una aplicación diferente puede hacerse a este sistema involucrando dos ti-
pos de poliacrilamida: poliacrilamida catódica y anódica. Primero, la poli-
acrilamida catódica es inyectada para ser adsorbida por el medio poroso. 
Después, se inyecta un bache de poliacrilamida anódica la cual sufre una ad-
sorción adicional. A continuación, se inyecta el bache de citrato de alumi-
nio, en éste el Al(lll) formado a partir de la reacción redox con el agente re-
ductor, reacciona con el polímero retenido para formar la primera etapa del 
proceso de entrecruzamiento. Finalmente, se inyecta poliacrilamida aniónica 
que reacciona con el entrecruzador y el anterior polímero retenido, forman-
do el gel. 
 
- Poliacrilamida/dicromato de sodio/agente reductor: El dicromato de so-
dio por acción del agente reductor es convertido en Cr (lll). Sin embargo, ya 
que el Cr (Vl) presente en el dicromato de sodio es cancerígeno, el sistema 
poliacrilamida/dicromato/agente reductor ha comenzado a ser menos atracti-
vo, y los recientes esfuerzos de búsquedas fueron orientados a desarrollar 
Cr(lll) basados en agentes entrecruzadores menos tóxicos. 
 
El acetato, malonato, y propinato protegen la alta actividad de la especies 
Cr(lll) formando un enlace covalente coordinado entre el  Cr(lll)  y  el  car-
boxilo presente  en  estos  compuestos,  de   esta   forma se proporciona un 
retraso   en la formación del gel. 
 
 Tipos de Geles 
Los geles poliméricos utilizados para el control de agua es pozos productores 
pueden clasificarse según su formulación en geles sellantes y geles selecti-
vos. 
- Geles sellantes: Estos sistemas bloquean de forma permanente el flujo 
de fluidos indeseados en el medio poroso mediante el uso de silicatos 
que se gelifican dentro de la formación para bloquear el flujo de agua. 
 
49 
 
- Geles no Sellantes: Estos sistemas reducen la capacidad de flujo de la 
fase indeseada mediante el uso reductor selectivo de permeabilidad 
como son algún tipo de polímeros, surfactantes y silicatos de diferente 
naturaleza química a los anteriores. Los tratamientos Modificadores de 
Permeabilidad Relativa RPM hacen parte de esta clasificación. 
 
 Características tomadas encuentra en el diseño de sistemas gelificantes 
- Consistencia: Se refiere a la dureza, elasticidad y movilidad del gel. 
Determina la capacidad del gel para reducir el paso de fluidos a través 
de la formación. Usualmente, mientras más rígido, la reducción del pa-
so de fluidos será más pronunciada. La consistencia de los geles es di-
rectamente proporcional a la concentración de polímero y entrecruza-
dor en la solución gelificante. 
 
- Tiempo de gelificación: Señala el tiempo necesario para característica 
de un gel. Depende fundamentalmente de la temperatura de la forma-
ción y el pH de la solución gelificante.  
A medida que la temperatura aumenta, el tiempo de formación del gel se 
ve reducido, mientras que la relación con el pH varía de acuerdo con la na-
turaleza de los componentes químicos del gel. 
 
- Durabilidad: Caracteriza la estabilidad del gel en función del tiempo, 
a las condiciones de presión y temperatura del yacimiento donde se va 
utilizar. Como resultado de la exposición del gel a las condiciones del 
yacimiento, puede ocurrir una disminución en la viscosidad del mismo 
o la expulsión de agua atrapada dentro de la estructura de malla del gel, 
Esto último se denomina sineresis. 
Para la determinación del tiempo de gelificación, la consistencia y la dura-
bilidad del gel se realizan prueba de botellas son recipientes de vidrio, re-
sistentes a la temperatura de trabajo, en las cuales se coloca la solución ge-
leificante.  
Las pruebas se basan en observar la formación y evolución del gel en el 
laboratorio, por un período de tiempo que puede variar entre horas y días, 
dependiendo de la formulación del gel. 
 
- Comportamiento en el medio poroso: Es la evaluación de la capaci-
dad del gel para modificar la permeabilidad a los fluidos presentes en 
una formación, determinando así la aplicabilidad del gel para cumplir 
la función deseada. 
 
Para caracterizar el comportamiento del gel dentro del medio poroso se es-
tima, a través de pruebas de laboratorio, el factor de resistencia residual y 
el efecto DPR. 
 
Factor de resistencia residual. Este término expresa la reducción de per-
meabilidad del medio poroso donde se ubica el gel. Se define como la re-
lación entre la movilidad de un fluido antes y después del tratamiento. 
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Donde: 
                       Factor de resistencia residual de la fase f.  
                       Movilidad de la fase f. 
                      Permeabilidad efectiva de la fase f. 
                      Viscosidad de la fase f. 
 
 
- Como las viscosidades de los fluidos del yacimiento no varían durante 
el tratamiento, entonces el Frr se puede expresar en función de la per-
meabilidad antes y después del tratamiento, reduciéndose a: 
 
 
El factor de resistencia residual se determina mediante pruebas de labora-
torio usando medios porosos, denominadas pruebas de desplazamiento.  
 
Estas consisten en medir la permeabilidad efectiva al agua y al petróleo en 
un núcleo a condiciones de presión y temperatura específicas (aquellas que 
reproduzcan mejor las condiciones del yacimiento).  
 
Las mediciones se realizan en dos etapas: la primera con el núcleo satura-
do con los fluidos del yacimiento (agua, crudo) y la segunda, con el núcleo 
saturado con solución gelificante luego de que haya alcanzado la consis-
tencia de gel. 
 
Utilizando éstas pruebas y por experiencias de campo, se ha encontrado 
que el Factor de Resistencia Residual tanto para el agua como para el cru-
do, tiende a disminuir a medida que aumenta la permeabilidad de la for-
mación. Por ésta razón, es muy importante evaluar las formulaciones con 
éstas pruebas, para así determinar o predecir cómo será el comportamiento 
del gel en la formación. 
      
 Adhesión del Polímero Gel 
- Como actual el Gel y su Grado de Adhesión  
El Polímero que tiene la finalidad de reducir la permeabilidad Rela-
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tiva tiene como producto base a un vinil-amida ter-polímero hidrofí-
lico, aniónico, de moderado peso molecular; el cual en contacto con 
el agua forma parcialmente micro geles, los que restringen el paso 
del agua a través de la matriz de la formación. En presencia de hi-
drocarburos, el polímero es más deformable y la restricción en la 
garganta poral es mínima, permitiendo que el petróleo fluya libre-
mente.  
 
- Propiedades de adhesión del polímero: 
Contenido de arcillas (debido a su gran área superficial y carga nega-
tiva): a diferencia de otros RPM el polímero desarrolla una fuerte ad-
sorción en los granos vírgenes de cuarzo.  
Sin embargo, para un alto contenido de cuarzo en areniscas, se reco-
mienda un tratamiento previo de acidificación, para incrementar el 
área superficial de adsorción. 
 
- Mojabilidad  
Estudios de mojabilidad de la roca muestran una pobre adsorción del 
polímero en ambientes oleo humectados. Por lo tanto, se recomienda 
incorporar un fuerte agente acuohumectante tanto en el preflujo como 
en el tratamiento principal. 
 
- Contenido de arcillas (debido a su gran área superficial y carga nega-
tiva) 
A diferencia de otros RPM el polímero desarrolla una fuerte adsorción 
en los granos vírgenes de cuarzo. Sin embargo, para un alto contenido 
de cuarzo en areniscas, se recomienda un tratamiento previo de acidi-
ficación, para incrementar el área superficial de adsorción. 
 
- Estabilidad del polímero (factor importante a condiciones de reser-
vorio) 
La mayoría de los RPM son propensos a hidrólisis a temperaturas de 
reservorio altas. El polímero que se viene usando en estos casos, pre-
senta una estructura química que le otorga una alta resistencia a los ca-
tiones divalentes tales como Ca2+ y Mg2+. 
Cambio en el medio tal como PH (menor a 3) ó drawdown (mayor a 
700 psi) afectan la adhesión del polímero. 
 
Cambio en el medio: tal como PH (menor a 3) ó drawdown (mayor a 
700 psi) afectan la durabilidad del tratamiento. Algún cambio signifi-
cativo puede disminuir la efectividad del tratamiento a través de 
desorpción o degradación química. 
 
Durabilidad del tratamiento. Algún cambio significativo puede dis-
minuir la efectividad del tratamiento a través de desorción o degrada-
ción química. 
Debido a la reducción en la permeabilidad del agua y una mínima re-
ducción a la permeabilidad del petróleo, los tratamientos de RPM 
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siempre inducen una pérdida en el índice de productividad del pozo. 
Si esta pérdida en la productividad no es balanceada con un incremen-
to en el drawdown del pozo (ya sea por activación del mecanismo de 
levantamiento ó por aligeramiento de la columna de fluido), hay un 
riesgo obvio de perder producción de petróleo, incluso aunque el corte 
de agua haya sido fuertemente reducido. 
 
Reducción en la permeabilidad del agua y una mínima reducción a 
la permeabilidad del petróleo, los tratamientos de RPM siempre indu-
cen una pérdida en el índice de productividad del pozo. Si esta pérdida 
en la productividad no es balanceada con un incremento en el 
drawdown del pozo (ya sea por activación del mecanismo de levanta-
miento ó por aligeramiento de la columna de fluido), hay un riesgo 
obvio de perder producción de petróleo, incluso aunque el corte de 
agua haya sido fuertemente reducido. 
 
- Técnicas de colocación 
Generalmente, la colocación de tratamientos en pozos productores es 
basada en la idea de que un fluido acuoso entrará a la formación a tra-
vés de la misma área en la que un fluido acuoso está siendo producido.  
 Por ejemplo, una vez el agua producida ha irrumpido, la razón de 
movilidades de la solución acuosa en el estrato en el cual se encuentra 
el agua, es mucho más favorable que la razón de movilidad de la solu-
ción acuosa en el estrato en el que se encuentra el petróleo. 
Como resultado, a razonables presiones y tasas, el tratamiento debería 
preferencialmente entrar en la porción productora de agua. 
(SERIGHT, et al., 2003) 
 
Las diferentes técnicas de colocación son: 
• Por cabezal de pozo. 
• Aislamiento Mecánico. 
• Inyección dual. 
 
- Por cabezal de pozo (Bullheading) 
Es la técnica de colocación más simple y económica, en la cual los 
operadores inyectan el tratamiento sin aislamiento de la zona a tratar. 
 
Esta técnica puede ser usada efectivamente para entrar a zonas que 
tomarán 100% de fluidos o para entrar dentro de perforaciones donde 
un decrecimiento de la permeabilidad es necesario. A través de esta 
técnica se podría sellar no sólo la zona de agua sino también la de pe-
tróleo, debido a que se realiza sin aislamiento de zonas. En la figura 
2.37 se muestra un tratamiento por cabezal de pozo que ha sellado 
ambas zonas. 
 
Este tipo de técnica puede ser utilizada cuando se coloca un gel con 
efecto DPR, y entre las ventajas y desventajas se encuentran (Tabla 
2.3): 
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             Tabla 2. 3   Ventajas y desventajas de la técnica por cabezal de pozo 
 
 
 
 
Figura 2. 37 Colocación del gel mediante la técnica Cabezal de Pozo 
 
Para diseñar un efectivo procedimiento de colocación y respuesta del 
tratamiento, se deben considerar muy cuidadosamente las condiciones 
del pozo y las características del yacimiento. Especialmente se deben 
analizar los perfiles de inyectividad y ejecutar un análisis multitasa pa-
ra determinar las variaciones en las presiones y tasas de inyección. 
 
- Aislamiento mecánico 
Para tener más control de la colocación del tratamiento, se pueden 
usar empacaduras mecánicas, tapones puente o empacaduras para zo-
nas selectivas para aislar perforaciones o una porción de una comple-
tación a hueco abierto dentro de la cual un tratamiento debe ser colo-
cado (figura 2.38). 
Ventajas Desventajas 
 
Es el más económico y operacionalmente 
más simple 
 
Es más riesgoso en formaciones con estratos 
de alta conductividad 
 
Funciona bien en formaciones fracturadas     
( flujo lineal)  
 
No se tiene control sobre donde se está in-
yectando el gel 
 
Se usa efectivamente para entrar a zonas que 
tomarán 100% de fluidos 
 
Se realiza sin aislamiento de zonas 
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Este método ofrece mayor protección a las perforaciones en las arenas 
adyacentes  de ser selladas.  
Sin embargo, si no existe un sello lutítico efectivo podría ocurrir inva-
sión del gel inyectado en las arenas productoras suprayacentes, por lo 
cual el tratamiento será más exitoso en formaciones con relaciones 
Kv/Kh menores. 
 
Tabla 2. 4 Ventajas y des ventajas de asilamiento mecánico 
 
 
 
 
 
 
 
Figura 2. 38 Colocación de gel mediante la técnica de Aislamiento Mecánico 
 
De igual manera, es de suma importancia para el éxito de un trata-
miento colocado con aislamiento mecánico, que exista buena calidad 
de sello entre la tubería y la formación, eliminando así la posibilidad 
de comunicación entre la zona ofensiva y la no ofensiva a través de 
canales por detrás del revestidor. 
  
- Inyección Dual 
La técnica de inyección dual ofrece un control eficiente de la coloca-
ción del tratamiento. Para proteger a las perforaciones adyacentes en 
la zona productiva del tratamiento, se inyecta un fluido no sellante que 
sea compatible con la formación (ver figura 2.39) a través del espacio 
anular entre la tubería continua y la tubería de Producción, mientras se 
Ventajas Desventajas 
Es aplicable en formaciones con 
Capas no comunicadas. 
Es operacionalmente más compli-
cado 
Puede ser usado a bajas Kh/KL si 
Kv/Kh es pequeño 
Las herramientas deben ser recu-
peradas 
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inyecta el gel a través de la tubería continua.  
 
Frecuentemente el fluido usado para proteger a las zonas adyacentes 
del influjo de la solución del tratamiento es reactivo al fluido sellante. 
Por lo tanto cuando la presión del tratamiento aumenta, el fluido inter-
fase construye un sello dentro de los intervalos de la formación, 
creando una barrera que puede permitir que el tratamiento se localice 
más lejos dentro de la formación. 
 
Esta colocación tiene que realizarse controlando las tasas de inyección 
de tal Manera que no exista flujo vertical entre ambas zonas. 
 
 
Figura 2. 39 Colocación de gel mediante la técnica de Inyección Dual 
 
                 Tabla 2. 5  Ventajas y desventajas de la técnica inyección dual 
 
 
 
 
 
 
 
 Aplicación de los Gel Polimérico. 
El gel polimérico poseen las siguientes características: 
 Aplicable tanto en pozos inyectores como productores. 
 Aplicable a tratamientos en matriz o en fracturas. 
 Compatible con todos los minerales y litologías de los yacimientos eva-
luados. 
 Aplicable a un ancho rango de problemas. 
Ventajas Desventajas 
Permite seleccionar la entrada de flui-
dos al pozo (donde se inyecta el gel). 
Es el más costoso 
Ofrece mayor protección a la zona no 
tratada con gel. 
Es operacionalmente más complicado 
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 Proveen un ancho rango de esfuerzos de gel. 
 Proveen un ancho rango de tiempos de gelificación controlables y pre-
decibles, sobre un alto rango de temperaturas. 
 Aplicable sobre en un rango de temperaturas entre 40 °F y 300 °F. 
 Es ambientalmente aceptable. 
 La experiencia de campo sugiere que la gran mayoría de los tratamien-
tos han sido aplicados en yacimientos carbonáticos. 
 La gran mayoría de los tratamientos con éxito se han efectuado en ya-
cimientos con moderada viscosidad. 
 
 Requisitos que debe cumplir un pozo candidatos a ser tratados con ge-
les: 
Los pozos que podrían ser buenos candidatos son aquellos que cumplan 
con: 
 Una alta relación agua/petróleo. 
 Altos niveles de fluido produciendo en el pozo (alto índice de produc-
tividad). 
 Una sustancial saturación de petróleo móvil alrededor del pozo. 
 Inesperados bajos recobro de petróleo. 
 Temprana irrupción del agua. 
 Pozos en buenas condiciones mecánicas. 
 
Según W. Rittenberry et al., (2003) los tratamientos de control de agua 
basados en soluciones químicas disminuyen la producción de aceite o 
gas, por lo que se requiere aislar las zonas productoras de hidrocarbu-
ros. Sin embargo, el aislar una zona productora no siempre es visto 
como práctico o económicamente viable. Por esta razón, se ha estado 
implementando el uso de los tratamientos Modificadores de Permeabi-
lidad Relativa RPM, pues estos ofrecen la opción de inyectar el trata-
miento a la formación sin la necesidad de aislar la zona productora de 
hidrocarburos, ya que estos tratamientos reducirán la producción de 
agua sin afectar la producción de petróleo o gas. Sin embargo, el éxito 
de estos tratamientos RPM está ligado a la adsorción de una capa de po-
límero de carácter hidrofílico por la pared del poro y la cual depende a 
su vez de las condiciones de aplicación, litología, humectabilidad, com-
posición del tratamiento, compatibilidad de los fluidos de formación 
con el polímero y de la permeabilidad y tamaño de poro de la roca.   
 
 Es por esto que un análisis de la efectividad de estos tratamientos RPM 
a nivel de laboratorio provee una valiosa herramienta con el fin de me-
jorar la implementación de esta tecnología, y de esta manera, mejorar 
los procedimiento y los resultados obtenidos mediante procesos de es-
timulación mediante este tipo de tratamientos. 
 
A través de la recopilación de datos adquirida por el laboratorio de 
Análisis Petrofísicos en estudios de otros países, se han realizado prue-
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bas con los tratamientos RPM a la industria para poder reproducir a ni-
vel de laboratorio los resultados que este tipo de tratamientos tiene en 
campo. 
 
Mediante la realización de distintos tipos de pruebas con este tipo de 
tratamientos, se han obtenido mejores acercamientos a la evaluación de 
la efectividad de esta tecnología en medios porosos, gracias a esto se 
han obtenido valiosas conclusiones que han permitido orientar el estu-
dio hacia variables específicas del problema, tanto del medio poroso 
como de las condiciones de trabajo.  De este forma, el objetivo primor-
dial a la hora de evaluar la efectividad de este tipo de tratamientos a ni-
vel de laboratorio, es la implementación de una metodología de trabajo 
que asegure en principio la obtención de resultados confiables, con el 
fin de seguir adelante en la investigación de los fenómenos petrofísicos 
que rigen la reducción desproporcionada de permeabilidad debida a la 
acción de los polímeros RPM. El esfuerzo por reducir la producción de 
agua en estos campos empezó hace más de dos décadas y se continúan 
al día de hoy. Diferentes técnicas (mecánicas y químicas) han sido 
aplicadas, con resultados muy variables, pero en la mayoría de ellos sa-
crificando producción de petróleo y por consiguiente dejando de drenar 
reservas importantes del mismo. 
 
El problema de la producción de agua y su disposición en los campos 
petroleros, es a nivel mundial, por lo que las Operadoras están haciendo 
esfuerzos para mitigar este problema, mediante la introducción de nue-
vos sistemas. El sistema de investigación usado en esta tesis los Modifi-
cadores de Permeabilidad Relativa (RPM). 
 
En esta Tesis presentamos pruebas de laboratorio previas al trabajo, di-
seño, ejecución y los resultados obtenidos con la aplicación de los RPM 
en reservorios de crudo pesado, mediano y liviano, así como la evalua-
ción de vida útil, considerando que estos tratamientos no son permanen-
tes sino más bien temporales. Es importante mencionar que los trabajos 
ejecutados a la fecha son los primeros que se han realizado en nuestro 
país con respuestas favorables. 
 
El RPM utilizado tiene como producto base a un vinil-amida ter-
polímero hidrofílico, aniónico, de moderado peso molecular; el cual en 
contacto con el agua forma parcialmente micro geles, los que restringen 
el paso del agua a través de la matriz de la formación. En presencia de 
hidrocarburos, el polímero es más deformable y la restricción en la gar-
ganta poral es mínima, permitiendo que el petróleo fluya libremente 
como se muestra en la figura 2.37. 
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Fuente: Control de agua -. Pluspetrol Norte. INGEPET (2010) 
 
 Componentes del Gel polímero  
 
- MARA-SEAL 
El tratamiento se utiliza en formaciones donde el objetivo es el cierre 
total de líquidos. Este sistema utiliza un bajo peso molecular de polí-
mero reticulado, que se inyecta directamente en la zona de destino. La 
baja viscosidad del pre-gel de este sistema permite la inyección en gar-
gantas de poros de diámetro pequeño que está dentro de la roca matriz 
para poder así reducir la permeabilidad y el resultado de este tratamien-
to es el cierre total del fluido.  
 
El tratamiento MARA-SEAL está clasificado para temperaturas hasta 
230 °F, es típicamente utilizado como sustituto de Cemento Portland 
para aplicaciones de cierre por compresión. A diferencia del cemento, 
que tapona las perforaciones, el sistema MARA-SEAL penetra en la 
zona para reducir la formación permeabilidad.   
 
El sistema de gel también puede ser utilizado en conjunción con ce-
mento ya que comprime y asi aumentar la probabilidad de un cierre to-
tal de zona. 
 
A diferencia del cemento, nunca se requiere taladrar, con un tratamien-
to MARA-SEAL, simplemente lavar a través de cualquier material que 
quede en la tubería para una fácil limpieza.   
Figura 2. 40. Fuerte a atracción del polímero hacia el agua, pero se 
ve deformado en presencia de Hidrocarburo 
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El proceso es personalizado para minimizar la plataforma y optimizar 
el tiempo de bombeo; MARA-SEAL es una marca registrada de Ma-
rathon Oil Corporation. (BAKER HUGHES a GE company, 2017). 
 
Aplicaciones 
• Reparación de fugas en la carcasa. 
• Detrás de canales de tubería 
• Revestimiento químico para sellar agujero abierto. 
• Abandonos de zona. 
 
Características y Beneficios 
• Tratamientos personalizados. 
- Tiempo reducido de aparejo. 
 
• Penetra en el embalse 
- Cierre por reducción de permeabilidad. 
 
• Fácil limpieza 
- Tiempo reducido de aparejo. 
 
• HS&E reducido 
- Equipo mínimo necesario 
 
2.3 GLOSARIO DE TÉRMINOS BÁSICOS 
 
 Ácido acético: Ácido orgánico utilizado en tratamientos de estimulación de pozos de pe-
tróleo y gas. 
 Ciclo del agua: El transporte del agua a través del campo comienza con el flujo en el ya-
cimiento, prosigue con la producción y luego con su procesamiento en la superficie. 
 Control de agua: Tratamiento llevado a cabo dentro de un yacimiento o intervalo perfora-
do para reducir la producción de agua. Los tratamientos de control de agua son necesarios 
cuando la eficiencia de la producción de un pozo, o la capacidad de procesamiento en insta-
laciones de superficie, se ven comprometidas por el volumen de agua producido con el pe-
tróleo o el gas. 
 Envirosol: anticongelante que cumple o excede las especificaciones ASTM y OEM. 
 Esfuerzo de Gel Estático (EGE): Es el esfuerzo de gel del cemento que resulta de la re-
ducción de la presión hidrostática al punto de que la presión se equilibre (presión poral 
equalizada) frente a una o varias formaciones con potencial de flujo. 
 Fluido de Control WOF: La función de este fluido es el de proveer columna hidrostática 
para controlar el pozo 
 Fluidos de formación: Fluídos presentes dentro de la porosidad, permeabilidad, fracturas, 
falla, cavidades, cavernas o cualquier otro espacio en formaciones subterráneas son llama-
dos fluidos de formación que fueron o no formados naturalmente o inyectados.  
 Gel polimérico: Se define un gel como una red entrecruzada de polímeros, que puede ab-
sorber disolvente pero que es insoluble en él y cuyo peso molecular se puede considerar in-
finito. 
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 Impulsión  de agua: En los reservorios de impulsión de agua, el aceite es expulsado de la 
formación del reservorio por la acción del agua que  invade el reservorio inferior de los 
acuíferos adyacentes  
 Invasión: Se trata de interrumpir, entrar por la fuerza u ocupar irregularmente un lugar.  
 Lechada: Una mezcla de sólidos en suspensión y líquidos. Los lodos por lo general son le-
chadas, pero rara vez se les llama así. El cemento es una lechada y a menudo se le refiere 
de este modo.  
 Mara-seal: Pre –gel que permite la inyección en gargantas de poros de diámetro pequeño 
que está dentro de la roca matriz para poder así reducir la permeabilidad y el resultado de 
este tratamiento es el cierre total del fluido. 
 Migración: Se produce una migración cuando se realiza un traslado de su lugar de origen a 
otro.  
 Permeabilidad: Capacidad de una roca para permitir el paso de fluidos a través de ella.  
 Polímero: Es un compuesto, ya sea sintético, natural o químico, que se crea a través de un 
fenómeno conocido como polimerización, a partir de la repetición de unidades estructura-
les.  
 Presión overbalance (POB): Presión hidrostática el cual es mayor que la presión poral de 
la formación. 
 Presión poral (PP): Es la presión del fluido interno a los espacios porales de una forma-
ción. 
 Salmuera: Una solución de sales inorgánicas a base de agua, utilizada como fluido de con-
trol de pozo durante las fases de terminación y reparación de las operaciones de pozos.  
 Tratamiento Sellante: Es un sistema polímero que combina el arte de la ingeniería y la 
química para mejorar su diseño completamente como un tratamiento de gel inteligente. 
 Waiting on cement (WOC): WOC es también expresado como resistencia a la compre-
sión en psi (libras por pulgadas cuadradas) y pertenece al tiempo que cuando perforan o 
completan son suspendidas de tal manera que el cemento puede ser suficiente. 
 Water Drive: Un mecanismo de impulsión de reservorio mediante el cual el aceite es con-
ducido a través del reservorio por un acuífero activo . A medida que el reservorio se agota, 
el agua que se mueve desde el acuífero inferior desplaza el petróleo hasta que la energía del 
acuífero se gasta o el pozo eventualmente produce demasiada agua para ser viable. 
 
2.4 MARCO REFERENCIAL  
 
 Legislación en Actividades de Hidrocarburos. 
 Normatividad sobre manejo de aguas de producción y residuales. 
 Reglamento de Seguridad para las Actividades de Hidrocarburos (DS-043-2007-EM) 
 Reglamento para la Protección Ambiental en las Actividades de Hidrocarburos (DS-015-
2006-EM) 
 Protección Ambiental en las Actividades de Hidrocarburos (DS-039-2014-EM) 
 El Organismo de Evaluación y Fiscalización Ambiental (OEFA) es parte del MINAM y 
juega un papel clave en la supervisión directa de actividades petroleras en las ANPs que 
pueden afectar el medio ambiente. Esto incluye la toma de muestras de suelo, agua, aire, y 
otros medios para verificar denuncias de daños ambientales.  
 
En su función como fiscalizador también puede sancionar a empresas que no cumplen con sus 
obligaciones ambientales 
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 Las guías del Ministerio de Energía y Minas (MINEM) limitan las actividades de explora-
ción y producción en los humedales. Además, las guías establecen que las áreas de produc-
ción deben ser seleccionadas y diseñadas para evitar la posible contaminación de aguas su-
perficiales y subterráneas. 
 El Organismo Supervisor de la Inversión en Energía y Minería (OSINERGMIN) supervisó, 
fiscalizó, y sancionó los temas de seguridad y ambientales de la actividad de hidrocarburos 
hasta marzo del 2011. Posteriormente, la función ambiental se transfirió al OEFA y OSI-
NERGMIN mantiene la función de seguridad. 
 
 Reglamento de Actividades de Exploración y Explotación ( DS-032-2004-EM) 
 
  Practicas API en las características de la Tubería de Revestimiento (Casing) y de la Tu-
bería de Producción (Tubing) (Artículo 178°) 
- SPEC 5B Especificaciones para enroscado, medición e inspección de roscas de Tube-
rías de Revestimiento, Producción y líneas de flujo. 
- RP 5B1 Prácticas recomendadas para medición e inspección de roscas de Tube-
rías de Revestimiento, Producción y líneas de flujo. 
- RP 5C1 Prácticas recomendadas para cuidado de Tuberías de Revestimiento y Pro-
ducción. 
- BULL 5C3 Boletín sobre fórmulas y cálculos para propiedades de Tuberías de 
Revestimiento, Producción, Perforación y líneas de flujo. 
- RP 5C5  Prácticas recomendadas para evaluar conexiones de Tuberías de Reves-
timiento y Producción. 
- SPEC 5CTM Especificaciones para Tuberías de Revestimiento y Producción. (Uni-
dades Métricas). 
 
   Artículo 180º.- Cementación primaria 
 Artículo 183º.- Presiones en la Cementación: Durante la operación de la Cementación, 
la mezcla de cemento y las presiones de trabajo deben ser registradas. 
 Artículo 184º.- Tope de cemento: El tope de cemento de la Tubería de Revestimiento 
Intermedio o de Producción debe quedar a no menos de doscientos (200) metros sobre 
la zona más superficial aislable (incluyendo zonas productoras de agua salada) o sobre 
el Zapato de la Tubería de Revestimiento anterior. 
 Practicas API en la Cementación ( Artículo 188°) 
- SPEC 10  A (Especificaciones de cementos para pozos) 
- SPEC 10 D (Especificaciones de centralizadores) 
- RP 10 B (Prácticas recomendadas para pruebas de cemento de pozos) 
- RP 10 F (Practicas recomendadas para probar equipo flotador de cemento) 
 
2.5 HIPÓTESIS 
 
2.5.1 Hipótesis general 
 
Este proyecto demostrará tratamientos efectivos mediante el diseño de la lechada de 
cemento se evaluara y analizara el esfuerzo de gel estático en zonas con potencial de 
flujo y después de la cementación primaria aplicaremos un gel polimérico que reducirá 
la permeabilidad relativa para disminuir la producción de agua, así obtendremos mayor 
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producción de petróleo y/o gas. El diseño de los geles son realizados con efectos míni-
mos directos y tóxicos y cumpliendo los reglamentos del cuidado ambiental.  
 
2.5.2. Hipótesis específicas 
 
1. Se desarrollará a partir del conocimiento de las propiedades de la lechada de cemen-
to, como también los problemas de la cementación primaria y las posibles soluciones 
e inmediatamente evaluar el impacto ambiental que hay en los lugares donde se está 
realizando la perforación de pozos.  
 
2. Durante la cementación primaria, se analizara y evaluara el tratamiento con gel está-
tico, para controlar con la migración con alto potencial de flujo. 
 
3. Como medidas correctiva, realizaremos grandes mejoras en la cementación, ya sea 
durante y después de ella, esto hará que corrija y evitemos problemas a futuro con 
los próximos pozos a perforar y así poder obtener óptima producción de petróleo y/o 
gas. 
 
4. Se aplicara un tratamiento sellante con un gel polimérico, empleado para control de 
producción de agua diseñado para sellar zonas de ingreso de agua. La completación 
tanto como la cementación y la conservación del medio ambiente no son considera-
das actividades aisladas ni contradictorias ya que se ha logrado cumplir con ambas 
lográndose avances significativos, además de seguir buscando mejoras continuas 
tanto en lo técnico y operativo de los diferentes trabajos que se realizan.   
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CAPITULO III 
 
MARCO METODOLÓGICO 
 
3.1. ENFOQUE Y DISEÑO 
- Investigación cuantitativa 
Parte del estudio del análisis de datos numéricos, han sido obtenidos a través de las pruebas 
de análisis del laboratorio de cementación, para dar solución a los problemas comunes de 
cementación que se presentan en los pozos petroleros y evitar incremento de gastos de las 
empresas operativas, que se encargan del tratamiento de agua excesiva.  
 
 Diseño 
- Investigación de campo  
 Es abierto y estructurado: el estudio se va realizando en base de la información 
técnica de campo, del laboratorio de análisis de cementación y del pozo, la recolec-
ción de datos son obtenidos directamente de la realidad donde ocurren los hechos, 
sin manipular o controlar variable alguna, los componentes de la cementación como 
sus propiedades de ellos, busca la profundidad de los datos, tiene carácter interpreta-
tivo y experiencial. 
 
 Nivel 
Es el grado de profundidad con la que se estudia ciertos fenómenos o hechos en la reali-
dad social, y todo ello dentro de una investigación. 
 
- Nivel exploratorio:  
En este trabajo de investigación pertenece al nivel exploratorio porque se realizó 
luego de conocer las características del fenómeno o hecho que se investiga y las cau-
sas que han determinado que tenga tales y cuales características. Así mismo indaga-
ron sobre la relación recíproca y concatenada de todos los hechos de la realidad, bus-
cando dar una explicación objetiva, real y científica a aquello que se desconoce. 
 
 Tipo 
- Investigación descriptiva 
Mediante este tipo de investigación, se empleó el método de análisis, para lograr ca-
racterizar en objeto de estudio o una situación concreta, señalar sus características y 
propiedades.  
Combinada con ciertos criterios de clasificación que sirve para ordenar, agrupar o 
sistematizar los objetos involucrados en el estudio que se está realizando. 
 
- Investigación explicativa 
Se encarga en buscar el porqué del origen del problema, y las consecuencias que 
pueden ocasionar, si es que se no se realiza una mejora antes y después de la cemen-
tación y así evitar un fuerte incremento de agua, afectando la producción de crudo. 
 
- Investigación proyectiva o proyecto factible 
Ya que consiste en la elaboración de una propuesta o modelo para solucionar a tra-
vés de tratamiento de geles, y poder aplicarlo en problemas de invasión y/o impul-
sión de agua en pozos de producción de petróleo y/o gas. 
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3.2. SUJETOS DE LA INVESTIGACIÓN 
i. Universo: En el presente trabajo de investigación, es un universo finito donde todos los da-
tos de las unidades de muestreo o variables criticas del proceso son considerados, por rela-
ción causa-efecto, la causa de una mala cementación y el efecto, que son los problemas 
principales que se originan debido a ello, y uno de los principales es el incremento de agua 
en el pozo.  
 
ii. Población: la población estuvo conformada por trabajos de cementación en pozos de petró-
leo y gas en la selva del Perú, ubicados en el Nor – Oeste, Selva Norte y Selva Sur, consi-
derando dos trabajos aplicativos por pozo, durante y después terminado el trabajo de ce-
mentación. 
 
iii. Muestra: Durante la cementación y después de la cementación en el Nor – Oeste, Selva 
Norte y Selva Sur, se consideraron dos trabajos de cementación aplicativos, por pozo, te-
niendo en cuenta la producción de acuíferos y zonas productivas de gas, determinadas por 
estudios geológicos de los diferentes campos.  
 
Se aplicaron un muestreo de juicio de casos a manera de tener un control de los resultados en 
las cementaciones de pozos y reforzando el trabajo de post-cementación con el tratamiento de 
gel polimérico que reducirá la permeabilidad relativa evitando el incremento de producción de 
agua.  
 
Esto nos permitirá determinar un óptimo performance de los trabajos de cementación para ca-
da campo a ejecutar, siendo un punto de partida para trabajar en otras mejoras en lo que res-
pecta al desarrollo de un campo a través de un proyecto de perforación de pozos de desarrollo.  
 
3.3. MÉTODOS Y PROCEDIMIENTOS  
 
3.3.1. Ubicación de Nor Oeste y Selva del Perú. 
 
3.3.1.1. El Lote 1AB 
En noviembre de 1971, la empresa estatal Petróleos del Perú (Petroperú) 
anuncia el hallazgo oficial de petróleo crudo en el yacimiento Trompeteros, 
ubicado en el Lote 8X en la cuenca del río Corrientes, en territorio Achuar y al 
año siguiente, un poco más al norte, Occidental Petroleum (Oxy) hizo el ha-
llazgo del yacimiento Capahuari en su Lote original denominado 1A. 
 
En los años siguientes los lotes de Petroperú y Occidental fueron redimensio-
nados: en un nuevo contrato se incorporó al Lote de Oxy que abarcaba una 
franja paralela a la frontera con Ecuador, entre el río Morona y el Corrientes, 
el lote que había tenido Tenneco-Unión, pasando la empresa a controlar el 
llamado Lote 1AB.  
 
 Ubicación: El Lote 1AB se encuentra ubicado en la región norte de la 
Amazonía Peruana y comprende un área de aproximadamente 4 900 Km2 
de extensión. El Lote 1AB se ubica en las provincias de Loreto y Datem 
del Marañón, cerca de la frontera con Ecuador.(Figura 3.1). 
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 Aprobación de Contrato: El 01 de junio de 1996, PetroPerú S.A y Occi-
dental Peruana Inc., celebran contrato de servicios para la producción de 
hidrocarburos en el Lote 1-AB (aprobado por DS N°024-96-EM). 
 
 Occidental Peruana Inc, cedió total participación a Pluspetrol Perú 
Corporation: 
El 08 de mayo del 2000, PetroPerú S.A, Occidental Peruana Inc. y Pluspe-
trol Perú Corporation, sucursal Perú, celebran la cesión de posición con-
tractual en el contrato de servicios del Lote 1AB (DS N°007-2000-EM). En 
dicha cesión Occidental Peruana Inc, cedió el total de su participación del 
Lote 1-AB a favor de la empresa Pluspetrol Perú Corporation., sucursal Pe-
rú. 
Con fecha 11 de marzo de 2002, la empresa Pluspetrol Perú Corporation, a 
través de una escisión parcial, transfiere a la nueva sociedad PlusPetrol 
Norte S.A., los contratos de Licencia de los Lotes 8, 1-AB y XII. 
 
En el Lote 1AB, se produce el crudo Loreto que es en realidad una mezcla 
de crudos livianos y pesados.  En el lote 1AB, donde se ha hecho el presen-
te estudio se encuentran ubicadas 2 formaciones pertenecientes a la se-
cuencia cretácea: Vivian y Chonta, los cuales han sido exploradas y carac-
terizadas de la siguiente manera 
 
Figura 3. 1 Ubicación de lote 1 AB 
Fuente: PerúPetro 
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En este presente trabajo se trabajara con las formaciones Chonta y Vivian 
ubicadas en el block - 192, ya que cada una tiene características muy im-
portantes que tenemos que tener en cuenta, como es el fuerte empuje de 
agua y gas, para el desarrollo de posibles soluciones, y evitar problemas a 
futuro. 
 
Block 192: muestra tres familias de aceite, forma aceite ligero (aceite me-
dio y aceite pesado. Las trampas son estructuras anticiclinas de baja resis-
tencia, ejes orientados principalmente NE - SW y N - S. Los cierres estruc-
turales varían de 4 a 20 ms. 
- Los dos reservorios principales son la formación Vivian y el miembro 
de Basal San chonta. 
- Trampas estructurales con variaciones estratigráficas laterales y evolu-
ción estructural temprana. 
- Casi todos los embalses se llenan hasta el punto de derrame. 
 
3.3.1.2. Formación Chonta 
La formación Chonta está constituida por tres reservorios: Chonta Basal, 
Chonta Inferior y Chonta Principal. Estos 3 reservorios fueron depositados en 
un ambiente marino y se encuentran intercalados con lutitas marinas y calizas. 
Desde el punto de vista litológico, se trata de areniscas de grano medio a ex-
cepcionalmente grueso. 
 
El 16% del petróleo encontrado en el lote 1AB proviene de las areniscas de la 
secuencia Chonta. Las areniscas de Chonta presentan problemas de producti-
vidad en algunos pozos de ciertos campos por lo que en determinados casos se 
hace necesaria la estimulación e incluso el fractura- miento.  
 Espesor: varía de acuerdo a la posición donde se encuentra; así por ejem-
plo, el pozo Putuime IX, en el lado Oeste de la cuenca, tiene un espesor de 
casi 123m, mientras en el pozo Pupuntas IX se observa más de 961m, y en 
el Manseriche IX, 612m. 
 Medio Ambiente: La formación Chonta configura un facie transgresiva 
marina que representa el máximo ingreso del mar Cretácico sobre el conti-
nente, dando lugar a la depositación de los sedimentos (Petroperú 1985). 
Pertenece a una zona de plataforma marina somera. 
 Distribución: Regionalmente la formación Chonta ha sido reconocida en 
todo el lado Este peruano hasta el Ecuador, donde se le reconoce con el 
nombre de formación Magma. La formación Chonta tiene amplia distribu-
ción dentro de la cuenca Santiago, tanto en el borde Este, Oeste, Norte y 
Sur. 
 Pozos: Putume IX, Pupuntas IX , Manseriche IX , Piuntza IX . 
 
Características de la formación Chonta: 
 Ha habido casos en los que luego de realizar estos trabajos se han produci-
do daños a la formación. El mecanismo de impulsión en la mayor parte de 
los campos es el de empuje de agua y en algunos pozos es por gas en solu-
ción. 
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 El comportamiento del reservorio Chonta es el siguiente: 
 Es de mecanismo de impulsión por agua y de gas en solución. 
 Las presiones actuales son en promedio de 3800 psi. 
 Las porosidades promedios son de 15%. 
 Las permeabilidades promedio son de 200 md, oscilando entre 100 y 400 
md. 
 Presiones de burbuja alrededor de 2000 psi. 
 La gravedades API están entre los 35º a 40º 
 Las relaciones gas petróleo (GOR) está alrededor 500 SCF/STB.(15) 
 
3.3.1.3. Formación VIVIAN 
La formación Vivian es una arena que cubre gran parte de la cuenca del Mara-
ñón e incluye países tales como Perú y parte del Ecuador, Colombia y Brasil. 
La arena es relativamente limpia y presenta pocas intercalaciones lutáceas. El 
tamaño de los granos varía de mediano a grueso, cuyos reservorios presentan 
el mecanismo de impulsión o empuje de agua en todos los campos. Los clastos 
presentan de regular a buena selección, con buen grado de esfericidad. Adi-
cionalmente a las características consideradas y los altos valores de porosidad 
así como el tamaño de los poros y su permeabilidad hacen de ella un buen 
prospecto de reservorio petrolífero. La formación Vivian contiene petróleo 
cuya gravedad API varía desde 35ºAPI en campos del norte y hasta 10 a 11º 
en los Yacimientos del Este. Las diferencias en la gravedad del crudo afectan 
directamente al factor de Recuperación y así se tiene que en los campos de 
crudo pesado (10º - 12º API) la recuperación es tan baja como 8%, mientras 
que en los campos de crudo liviano, la recuperación podría pasar el 60%. 
 Espesor: Esta formación tiene un promedio de 100m de espesor de Este a 
Oeste dentro del ex lote 50. Así, se tiene en el pozo Putume IX casi 27m de 
espesor, en el Piuntza IX (110m), en el Tanquintza IX 117m, Pupuntas IX 
69m, y en el Caterpiza IX de 145m. 
 Medio Ambiente: En cuenta al medio ambiente de depositación, se trata 
de una ambiente cercano de la línea de costa, y esto está sustentado con la 
presencia de terrígenos y de material de plantas fosilizadas dentro de os se-
dimentos.  
 Distribución: Esta formación está ampliamente distribuida en la faja 
Subandina, así como en el Llano Amazónico, llegando hasta el Ecuador, 
Colombia y Brasil. Esta ampliamente distribuida en toda la cuenca Santia-
go, donde se encuentra aflorando en los bordes tanto Norte, Sur, Este y 
Oeste. (Figura 3.2). 
 Pozos: Putume IX, Piuntza IX, Tanquintza IX, Pupunta IX y Caterpiza IX. 
 
Características del Reservorio Vivian es el siguiente: 
- Mecanismo de fuerte impulsión por agua. 
- Las presiones iniciales del reservorio han sido 4500 psi. 
- Las presiones actuales son 4000 psi (Promedio) ü Las porosidades prome-
dio se estiman en 15% 
- Las permeabilidades promedios son de 600 md (mili darcy), abarcando en-
tre 200 a 1400 md. 
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- Presiones de punto de burbuja alrededor de 500 psi. 
- Las gravedades API del crudo oscilan entre 10º y 35º 
- Las relaciones gas petróleo (GOR) oscilan entre 60 y 100 SCF/STB. 
 
 
Figura 3. 2 Block 192 - Vivian - Oil Gravity 
Fuente: PerúPetro 
 
 
3.3.2. Diseño lechada de cemento y   el esfuerzo gel estático 
Métodos y procedimiento para el esfuerzo de gel estático 
Basándonos en la hipótesis de que en el proceso de espesamiento del cemento y el desa-
rrollo de EGE, son fenómenos totalmente independientes y que no están relacionados 
entre sí, podemos entonces diseñar lechadas de cemento capaces de generar un desarro-
llo rápido de EGE y no necesariamente alcanzar una consistencia mayor de 75 Bc 
(unidad bearden) de manera súbita. En el presente trabajo de investigación, analizare-
mos las características de la lechada utilizada en un trabajo práctico, en las cuales se ob-
servan fraguados súbitos, con desarrollos de EGE que se llevan a cabo en tiempo meno-
res a 30 minutos, y comprobaremos si existe alguna relación entre ambos fenómenos. 
 
3.3.2.1. Evaluación del esfuerzo Gel estático 
 En primer lugar se necesitó evaluar la fuerza de gel estático, mediante 
pruebas hechas en el laboratorio:   
 
3.3.2.1.1. Pruebas de laboratorio 
En la (Figura 3.3) podemos apreciar que el desarrollo de fuerza de 
gel estático de una muestra de lechada (X) bajo condiciones de 
fondo, toma 19 minutos para aumentar su magnitud desde los 100 
Lbf/100ft2 hasta los 500 Lbf/100ft2, momento en el cual la lechada 
de cemento adquiere un punto cedente lo suficientemente alto, co-
mo para evitar la percolación de fluidos de la formación o de bur-
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bujas de gas a través de la matriz del cemento.  
 
Sin embargo, la prueba de tiempo de espesamiento de la misma 
lechada (X) sometida a las mismas condiciones de fondo, mues-
tra un fraguado súbito (flash set), lo cual daría una supuesta garan-
tía de control sobre una posible migración de gas.  
 
 
Fuente: Relación entre el desarrollo estático de geles y el espesamiento súbito en án-
gulo recto en las lechadas para control de gas. Seflu Cempo, PERNALETE F., 
H.J.N.M. , (2006) 
 
Claro está que el resultado exitoso obtenido al final de la cementa-
ción apreciado desde superficie, con lo cual se ha confinado el gas 
debidamente, se le atribuye frecuentemente a la característica del 
fraguado súbito del cemento. Sin embargo, cabe la probabilidad de 
que el control de la migración del gas haya sido producto de un 
desarrollo de EGE lo suficientemente rápido como para evitar la 
percolación del gas.  
 
Tomando como referencia, la sucesión de los eventos en el tiempo, 
podemos verificar comparando las (figuras 3.4 y 3.5), que los 
eventos suceden en momentos diferentes, y que no son dependien-
tes entre sí. 
Figura 3. 3 Desarrollo de esfuerzo de gel estático para una lechada "x" de cemento 
a 14.5 ppg 
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Fuente: Relación entre el desarrollo estático de geles y el espesamiento súbito en 
ángulo  recto en las lechadas para control de gas. Seflu Cempo, PERNALETE F., 
H.J.N.M. , (2006) 
 
En la figura 3.5 se observa que los eventos de desarrollo de EGE y 
el desarrollo de consistencia ocurren en momentos diferentes: El 
inicio de desarrollo del EGE sucede al cabo de 2 horas y 30 minu-
tos a temperatura de fondo, mientras que el fraguado súbito de la 
lechada sucede al cabode 3 horas y 30 minutos. En la (Figura 3.5) 
se puede apreciar el resultado de una prueba de desarrollo de EGE 
de un diseño similar al anterior, con una leve variante en la aditiva-
ción pertinente al control de pérdida del filtrado (Lechada “Y”). 
Básicamente, se han sustituido componentes poliméricos por agen-
tes controladores de menor costo, haciéndola una mezcla más eco-
nómica.  
 
 
 
 
 
Figura 3. 5 Correlación de los eventos de desarrollo de esfuerzo 
de gel estático y tiempo de bombeabilidad 
Figura 3. 4 Grafico de tiempo de bombeabilidad de la lechada "x" a 14.5 ppg 
(Fragüe súbito) 
71 
 
En este ensayo, se logra un desarrollo de EGE bajo condiciones de 
fondo, donde la muestra logra desarrollar un punto cedente desde 
su estado líquido (100 lbf/100ft2) hasta 500 lbf/100ft2 en un tiem-
po transitorio de 19 minutos, lo cual se considera como un tiempo 
aceptable para efectos de las prácticas recomendadas por las más 
recientes investigaciones (figura 3.6 y 3.7). 
 
                
 
 
Figura 3. 7 Desarrollo del esfuerzo de gel estático de la lechada "Y" a 14.5 ppg con 
aditivos alternativos para el control de filtrados 
Fuente: Relación entre el desarrollo estático de geles y el espesamiento súbito en án-
gulo recto en las lechadas para control de gas. Seflu Cempo, (PERNALETE F., 
H.J.N.M. , 2006) 
 
Contrariamente al resultado obtenido en la prueba de tiempo de es-
pesamiento del diseño a 14.5ppg anterior, en este caso no se produce 
un fraguado súbito (flash set). Sin embargo, el desarrollo de EGE se 
lleva a cabo en un rango de tiempo aceptable (<30min), por lo cual 
podemos catalogar al diseño como adecuado, y puede representar 
Figura 3. 6 Grafico de tiempo de bombeabilidad de la lechada "Y" 
a 14.5 ppg con formulación alternativa de control de filtrado 
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una alternativa más económica y tan efectiva como el diseñó pro-
puesto (X), para efectos del control de la migración de fluidos de la 
formación ó de gas hacia la matriz del cemento. 
 La evaluación del Esfuerzo de Gel Estático , se llevó a cabo 
a través de la utilización del siguiente instrumento: Analiza-
dor de Esfuerzo de Gel Estático 
 
Analizador de Esfuerzo de Gel Estático 
Con el analizador de esfuerzo de estático es capaz de medir y eva-
luar el desarrollo de la fuerza de gel de una muestra de cemento 
confinada en condiciones estáticas de fondo de pozo durante un de-
terminado periodo de tiempo (figura 3.8).  Con la utilización de es-
ta tecnología, se pudo constatar por medio de las gráficas de res-
puesta en numerosas pruebas estáticas bajo condiciones de pozo, 
que efectivamente, el desarrollo de fuerza de gel estática y el desa-
rrollo de resistencia compresiva en una misma muestra de cemento, 
no están relacionados bajo ningún circunstancia, y que por lo tanto, 
son fenómenos físicos totalmente independientes.  
 
 
 
 
 
  
 Luego de evaluar el esfuerzo de gel estático en el laboratorio, 
procedemos a realizar la cementación teniendo en cuenta lo 
siguiente:  
- Con un apropiado desplazamiento del lodo de perforación 
durante la cementación primaria, así como para obtener los 
mejores resultados de adherencia y sello hidráulico posibles. 
- La utilización de aditivos para contener el agua el mayor 
tiempo posible dentro de una lechada durante la etapa de hi-
dratación del cemento bajo las condiciones del pozo, y mi-
nimizar así la pérdida de filtrado hacia la formación. Con es-
te logro se dificulta la penetración de fluidos ajenos a la le-
chada a través de las porosidades de la matriz del cemento.   
Figura 3. 8 Analizador de Esfuerzo Gel 
Estático 
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𝑷𝒑𝒄 =
𝐒𝐆𝐒 ∗ 𝐋
𝟑𝟎𝟎 ∗ 𝐃
 
 
- De igual forma, el agua libre que se separa del cemento en el 
anular, genera una columna hidrostática de 8.4 ppg, la cual 
puede generar la pérdida del control hidrostático de las are-
nas, y por consiguiente, migración de gas. 
- El diseño de lechadas con un control de filtrado óptimo, re-
ducen la porosidad del cemento, el encogimiento volumétri-
co, la permeabilidad y, por consiguiente, minimizar la pro-
babilidad de migración de gas en la matriz del cemento.   
 
3.3.3. Análisis del Esfuerzo Gel Estático 
Para lograr comprender la mecánica del flujo del gas a través de una columna de cemen-
to, y poder predecir las consecuencias de ese flujo, se necesitan conocimientos adiciona-
les acerca del comportamiento del cemento bajo condiciones de fondo.  Para ello en este 
trabajo de investigación utilizaremos un método muy eficaz llamado:  
Método Predictivo. 
 
3.3.2.1. Método predictivo: el cual utiliza un parámetro llamado tiempo transitorio (t) 
definido como el tiempo que toma el cemento en desarrollar suficiente fuerza 
de gel estático como para restringir la efectiva transmisión de la presión hi-
drostática producto de la altura de la columna de fluido hacia la formación y 
culmina cuando el cemento desarrolla suficientes características de solidez 
como para controlar cualquier posible percolación de gas a través de la co-
lumna de cemento. 
 
Con esta definición de tiempo transitorio, el flujo anular de gas puede ser pre-
venido si la presión del cemento adyacente a la zona de gas de alta presión, 
puede mantenerse en una magnitud mayor o equivalente a la magnitud de pre-
sión del yacimiento hasta cumplirse el tiempo de transición. Para ello se calcu-
lara los valores de dichas presiones mediante las siguientes ecuaciones 
 
 Presión hidromecánica del cemento asociada a la fuerza de gel estático 
 
 Ecuación 3.1 
 
               𝑷𝒑𝒄 =
𝐒𝐆𝐒 ∗ 𝐋
𝟑𝟎𝟎 ∗ 𝐃
 
                         
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 Ppc: Presión hidromecánica del cemento 
asociada a la fuerza de gel estático (psi)  
 Sgs: Desarrollo de fuerza de gel estático 
(lbf/100ft2) 
 D: Diámetro equivalente del espa-
cio anular  (in) 
  L: Profundidad del   pozo 
(ft)  
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𝑷𝒉𝒓 = 𝑷𝒐 − 𝑷𝒉𝒚𝒅 
 Presión hidrostática resultante. 
 
Ecuación 3.2 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
. 
 
 
Observaciones: 
- Si durante la transición del desarrollo de fuerza de gel estático las pre-
siones hidrostáticas y de yacimiento se igualan, las probabilidades de 
migración son pobres tomando en consideración que en la medida en 
que la presión hidromecánica del cemento aumente, será cada vez más 
difícil que el gas logre percolar la matriz del cemento.  
- Los ensayos practicados para respaldar las referidas investigaciones, re-
velan que para varios tipos de lechada a diferentes presiones y tempera-
turas, demostraron que un EGE de 240 Pa (500 Lbf/100ft2), era sufi-
ciente para evitar cualquier percolación de gas, lo cual se definió como 
fin del tiempo transitorio.  
- Adicionalmente, la experiencia operacional demostró que tiempos tran-
sitorios menores de 30 minutos, en los casos donde la presión hidrostá-
tica resultante durante el período transitorio era menor a la presión de 
yacimiento, aseguraban el blindaje del cemento ante cualquier posible 
percolación de gas o fluidos de la formación a la matriz.  
 
3.3.4. Identificación de los problemas que causan el incremento del corte agua y 
aplicación de un tratamiento  sellante del Gel Polimérico  
 Métodos y procedimientos para evaluación y diagnóstico para poder aplicar el 
gel polimérico 
 
Para poder aplicar el tratamiento del Gel Polimérico debemos tener en cuenta la 
identificación del tipo de pozo que tiene problemas de un fuerte empuje de agua. 
 
3.3.4.1. Identificación de pozos con problemas de invasión y/o impulsión de 
agua  
 Para poder identificar los problemas de invasión y/o impulsión de agua y 
poder aplicar el tratamiento de gel, tenderemos en cuenta las siguientes 
maneras:   
 Phr: Presión hidrostática resultante. 
 
 Po: Presión hidrostática inicial de la co-
lumna de      cemento. 
 
 Phy: Presión hidromecánica del cemen-
to, producto del desarrollo de la fuer-
za de gel estático. 
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1) Seleccionar los pozos que podrían necesitar un sistema de control del 
agua. 
2) Determinar el problema de agua de manera que se pueda seleccionar un 
Método de control adecuado. 
3) Localizar el punto de entrada del agua en el pozo de tal manera que se 
pueda emplazar el tratamiento en el lugar adecuado. 
 
 Para poder ejecutar un buen diagnóstico, con respecto al origen de pro-
blema asociado a un excesivo incremento de agua, fue necesario como 
primera instancia, recolectar la siguiente información disponible: 
 
 Historia de producción: La historia de producción de un pozo nos indicó 
el primer indicativo de un problema de excesiva producción de agua. En 
algunos casos nos indicó el tipo de problema. 
 Detalles de la completación del pozo: La examinación de diagramas de 
completación nos muestro la localización de empacaduras, tapones, válvu-
las u otra herramienta en el fondo del pozo, que pudiera estar filtrando o 
funcionando mal. 
 Historia de reacondicionamiento del pozo: La revisión de la historia de 
reacondicionamientos realizados a un pozo nos relevó información impor-
tante en alteraciones en su configuración inicial y fue útil en la identifica-
ción de posibles fuentes de una producción indeseada de agua salada. 
 Estudios de geología y de yacimientos: Los estudios geológicos pueden 
identificar capas de alta permeabilidad y sistemas de fracturas naturales.  
      Los estudios de yacimiento pueden predecir tendencias del agotamiento 
del yacimiento que podrían ocasionar problemas de producción indeseada. 
 Registros de perforación: Las zonas de pérdida de circulación altamente 
claras en los registros de perforación pueden ser canales de alta permeabi-
lidad. La integridad del cemento puede ser cuestionable sobre intervalos 
abandonados encontrados en registros de perforación. 
 Registros de completación: Los registros de completación pueden indicar 
donde difieren los resultados de cementación con lo planeado, por ejemplo: 
diferencias en los topes de cemento, además pueden mostrar donde los tra-
bajos de estimulación fueron realizados fuera de zona, posible-
mente creando comunicación con fluidos indeseados (agua), o donde la 
presión de bombeo pudo haber alcanzado niveles que podrían haber dete-
riorado la cementación y/o los equipos de fondo. 
 Registros de pozos: Los registros a hoyo abierto estiman la permeabilidad, 
información mecánica de la roca, correlación geológica, direcciones y án-
gulos del buzamiento en la formación y estiman saturaciones de fluidos 
que sirven como base para monitoreo de agotamiento del yacimiento. Los 
registros de pozo a hoyo entubado, son usados para evaluar la efectividad 
de varias operaciones de completación (por ejemplo cementación y estimu-
lación), evaluar integridad del revestidor y diagnóstico de problemas de 
producción, como los registros de cementación (Perfil CBL/VDL) y Regis-
tro ultrasónico Pruebas de pozo: Las pruebas de pozos proveen informa-
ción de las propiedades del yacimiento, tales como permeabilidad horizon-
tal y vertical.  
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También pueden revelar la presencia de heterogeneidades y verificar la 
comunicación entre pozos.  
 
En segundo lugar se tiene que realizar un análisis de la data disponible pa-
ra obtener un buen diagnóstico de la fuente del problema. 
 
3.3.4.2. Aplicación del Polímero de gel que reducirá la permeabilidad relativa  
 
 Gel de Modificadores de Permeabilidad Relativa (RPM) 
 
 Selección de pozos a ser tratados con geles RPM 
 A través de distintos ensayos de laboratorio realizados por investigadores, 
se ha llegado a la conclusión que usualmente, los mejores candidatos para 
ser seleccionados a un tratamiento con geles RPM son: 
- Pozos que se encuentren en yacimientos estratificados, con una o más 
capas que se encuentren todavía saturadas de hidrocarburos. 
- Si el agua es móvil en todos los estratos productores, los beneficios de 
un tratamiento pueden ser limitados, debido a que el tratamiento pue-
de causar reducciones significativas en la presión de fondo. 
- En formaciones de alta permeabilidad (K>2000 mD), puede ser difícil 
alcanzar grandes reducciones de permeabilidad simplemente por ad-
sorción del polímero. 
 
Las consideraciones que se tomaron en cuenta como parte de la selec-
ción de los pozos candidatos son los siguientes: 
 
a) Diagnóstico de la fuente de agua: En general, los mecanismos del flujo 
de agua son dos: radial y lineal. El flujo detrás del casing, en canales, o a 
través de fracturas naturales o inducidas; es asociado a flujo lineal y el 
flujo radial se da en la matriz de la formación.  
 
 La efectividad del mecanismo de la presente tesis esta aplicada a pozos 
en los cuales la producción de agua es a través de la matriz de la forma-
ción (flujo radial) y quizás en micro fracturas, pero no en fracturas (es-
pacios vacíos). Un diagnóstico de este último tipo se puede hacer, hasta 
cierto nivel, con información disponible. 
 
b) Heterogeneidad: Una heterogeneidad vertical (en permeabilidad o satu-
ración de agua) es un factor positivo. Es recomendable tener capas con 
mayor saturación de agua y otras con menor. Un contraste en la permea-
bilidad de las capas permitirá que el RPM penetre más profundamente en 
las capas de alta permeabilidad (generalmente con mayor saturación de 
agua) y menos profundamente a aquellas de baja permeabilidad (gene-
ralmente con mayor saturación de petróleo). 
 
c) Flujo cruzado: Cuando existe flujo cruzado entre las capas, el agua 
puede rápidamente by pasear el tratamiento colocado y por lo tanto re-
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tornar al flujo original antes del tratamiento. En general los reservorios 
que presentan multicapas en donde la entrada de agua es por canaliza-
ción son mejores candidatos que los que presentan conificación.  
 
d) Producción: El tratamiento reduce el índice de productividad del pozo, 
por lo tanto, para mantener la producción del pozo se requiere someter al 
reservorio a un mayor drawdown. 
 
e) Aspectos técnicos: El RPM debe soportar las condiciones del reservorio 
por períodos largos, por lo que se requiere una estabilidad termal. 
 
f) Aspectos económicos: Los tratamientos de control de agua son conside-
rados operaciones de workover.  
 
La realización del tratamiento se basa en la comparación de costos vs tiem-
po de retorno esperado. Es muy importante evaluar ambos aspectos desde 
el principio del proyecto. Un pozo candidato debe tener el potencial de 
disminuir en forma significativa la producción de agua, como para cubrir el 
costo del tratamiento y obtener una ganancia significativa.  
 
En muchos casos el objetivo es lograr un ligero incremento en la produc-
ción de petróleo, a veces el operador puede tolerar alguna pérdida de la 
producción de crudo, siempre y cuando la reducción en la producción de 
agua sea más que significativa para compensar este hecho. 
 
 Diseño de un tratamiento con geles 
Una vez determinado con exactitud cuál es el problema que origina la alta 
producción de agua, se procede a la elaboración del diseño del tratamiento. 
 
Este diseño involucra tres aspectos: 
 La formulación del gel. 
 El volumen a inyectar. 
 La técnica de colocación del sistema. 
 
Esta debe seleccionarse de acuerdo a dos aspectos principales: 
 
 Tipo de problema. 
 Condiciones del pozo. 
  
Para seleccionar la formulación de acuerdo al problema, lo primero que 
hay que establecer es si la zona objetivo puede aislarse de la zona produc-
tora, ya que si esto es posible, se utiliza un sistema totalmente bloqueante, 
pero si no es posible aislar la zona, se debe inyectar una formulación con 
características DPR. 
 
El sistema puede ser diseñado con baja viscosidad inicial para asegurar la 
penetración en la zona de agua, con la mínima penetración en la zona de 
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petróleo; con alta viscosidad inicial si es una fractura; con alta fuerza de 
gel si es para corregir un problema no matricial y con baja fuerza de gel si 
se penetra en profundidad en la matriz porosa. 
 
En cuanto a las condiciones del pozo se debe seleccionar la formulación 
que tenga el tiempo de gelificación adecuado a la temperatura del pozo, se-
gún el volumen a inyectar y la tasa de inyección a utilizar y debe ser esta-
ble por largos tiempos a la temperatura del yacimiento. 
 
El efecto de la salinidad del agua también debe evaluarse, ya que debido a 
la Naturaleza química de los polímeros utilizados para formar geles, la sa-
linidad influye con frecuencia tanto en el tiempo de gelificación como en la 
fuerza de gel, por lo tanto, una selección adecuada de la formulación debe 
considerar este parámetro.  
 
 Volumen aplicar en el tratamiento. 
Aún no se ha definido un criterio uniforme para definir el volumen a inyec-
tar en un Tratamiento con geles. Se ha señalado que la experiencia de cam-
po puede dictar la pauta, no obstante, una buena alternativa es tomar en 
consideración la posibilidad de cambiar el volumen durante la operación, 
de acuerdo a la respuesta de presión de inyección del tratamiento. Si el po-
zo recibe el fluido sin cambiar la Presión e incluso disminuir, puede ser in-
dicativo de que un canal preferencial se ha llenado y por lo tanto el volu-
men no fue suficiente, mientras que un resultado Contrario puede indicar 
que el canal se ha llenado completamente llevando esto a Decidir que se 
detenga la inyección del tratamiento. 
 
Por otro lado existen otras tres maneras de estimar la cantidad de gel que 
será inyectado en un tratamiento: 
 
 Basado en la producción diaria del pozo: algunos operadores proponen 
tratar a los pozos con un volumen que varíe entre la mitad y la totalidad 
de la producción bruta del pozo, dependiendo de la concentración a utili-
zar. 
 
 Basado en un número determinado de barriles por pie perforado: consiste 
en seleccionar un número determinado de barriles que varía entre 50 y 
200 barriles de solución gelificante por cada pie perforado. Esta selección 
depende de la productividad del pozo, es decir, a mayor productividad 
(mayor tasa bruta), mayor cantidad de barriles por pie. 
 
 Basado en un radio de penetración: el radio de penetración seleccionado 
puede variar de 10 a 25 pies, dependiendo de las propiedades de la roca, 
la productividad del pozo, el riesgo de daño y el tipo de gel a utilizar. 
      El volumen es obtenido de la siguiente manera: Ecuación 3.3 
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Vsg = 0.56 * hp *φ * rp2 * Sw  
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Por otro lado los autores afirman que lo que realmente determina el volu-
men del tratamiento, es el comportamiento del pozo al momento de inyec-
tar el tratamiento, por lo que es recomendable ir registrando la presión a 
medida que se va realizando la inyección del gel.  
 
3.3.4.2.1. Consecuencias al usar el Gel Polímero 
 
- Beneficios: Actualmente existen problemas posteriores debido 
al incremento de agua, pero el uso de control de agua, a través 
de la aplicación de gel, ayudaría a mejorar una rentabilidad ope-
racional y darían como resultado a beneficios a futuro que se 
presentan a continuación:  
 
 Puede alargar la vida del pozo productivo. 
 Reducción de costos. 
 Poder disminuir preocupaciones y costos ambientales. 
 Minimizar los procesos de tratamiento y eliminación de agua. 
 Reducción de costos de mantenimiento del pozo.  
 
Si bien el ahorro potencial derivado del control del agua es impor-
tante y tiene más valor el potencial aumento de la producción y de 
la recuperación del crudo, donde la compañía resultará beneficiada.  
A través de uso del polímero de geles se reducirá la permeabilidad 
relativa de la formación y evitara problemas de incremento de pro-
ducción de agua, a continuación en (tabla 3.1), se mostraran las 
consecuencias que se produce cuando existe un problema de in-
cremento de producción de agua, y como también las consecuen-
cias futuras si se llegara a mitigar el problema aplicando el políme-
ro de gel.     
 
- Vsg: volumen de solución gelficante, barri-
les. 
- 0.56: factor de conversión de pies cúbicos a 
barriles multiplicado por Π .  
- hp: espesor de la arena neta petrolífera, pies. 
- φ: porosidad, fracción. 
- rp: radio de penetración del gel, pies. 
- Sw: saturación de agua en los alrededores del 
pozo, fracción. 
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Tabla 3. 1 Consecuencias al usar polímero gel en el futuro 
 
3.3.4.2.2. Tratamiento y selección de Pozos para Geles sellantes. 
 
Para poder evitar la fuerte invasión de agua importante utilizar el 
polímero gel , ya que es un sintético con un sistema de red de alta 
resistencia y bajo peso molecular, cuyo objetivo es sellar las zonas 
de agua, para ello se tiene que inyectar en el área que necesita ser 
cerrada. Debido a su baja viscosidad del pre gel, favorece la reduc-
ción de la permeabilidad, ya que penetra en las gargantas porales 
ubicadas dentro de la roca matriz. El uso del gel polímero esta 
efectivo que bloquea totalmente el fluido y excelente duración ma-
yor de cinco años. 
 
- Temperaturas a utilizarse:  
El gel polímero es muy efectivo y accesible a cualquier temperatu-
ra, ya se baja o mayo, a continuación se mencionara el rango de 
temperaturas que puede utilizarse. 
 
Baja temperatura: Puede utilizarse en pozos con temperaturas 
hasta 230 °F 
Alta temperatura: Puede utilizarse en pozos con temperaturas 
hasta 300 °F 
 
- Características del Gel polímero: 
• En salmueras con sólidos de hasta 20% y un pH de 3,5 a 12,5; 
no se ve afectada por H2S o CO2. 
Actualmente En el Futuro 
 
 
Incremento fuerte de la producción de agua en 
los Pozos de petróleo, con una cifra significativa 
de 31’1626,898 bbls mensual. 
 
Disminuiría el contenido de agua y aumen-
taría la producción de petróleo. 
 
Minimizaría la cantidad de agua para los 
tratamientos de disposición final. 
 
Se elevan costos por tratamiento de agua en 
superficie, siendo así el costo de tratamien-
to/barril de agua es 0.024 $/bbl y costo de In-
yección de 0.012 $/bbl. 
 
Reduciría los costos por tratamiento. 
 
Aumentaría la rentabilidad de procesos de 
levantamiento artificial 
 
 Existe corrosión de las líneas de producción y 
mantenimientos de las baterías de producción 
 
Disminuirá los costos por mantenimiento 
de líneas de producción y Baterías. 
 
 
Produce impacto ambiental, elevado costo de 
reinyección por barril de petróleo producido 
 
Reduciría los costos de producción de 
agua, reducirá los costos de inyección y así 
reducirá la producción del impacto ambien-
tal. 
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• Viscosidad del polímero no reticulado durante intervalos de 
inyección varía entre el 20 y 100 cp.. 
• . La concentración de polímero típico es del 4% al 8%. 
• Muchas veces es utilizado en lugar del cemento portland para 
aplicaciones de cierre, pero es más efectivo que sea utilizado 
conjuntamente con las cementaciones forzadas para aumentar 
las posibilidades del bloqueo total del área con fuerte empuje 
de agua. 
 
3.3.4.2.3. Procedimiento Operativo  
 
En este presente trabajo realizaremos metodológicamente el desa-
rrollo de la aplicación de gel polímero, elaborado a base de la pre-
paración con MARA – SEAL y SOLVENTE ENVIROSOL. 
 
Tabla 3. 2 Descripción de procedimiento operativo 
 
Descripción de procedimientos operativos 
1) Sacar Conjunto de bomba electro sumergible. (BES) 
2) Bajar tubería con herramientas de limpieza de Casing (Wellbore Cleaning tools) y limpiar 
perforados hasta la profundidad recomendada 
3) Sacar sarta y bajar tubería con Packer 7" a la profundidad establecida 
4) Bombear cierta cantidad de Solvente Envirosol y desplazar con una cantidad establecida 
de fluido de control WOF 
5) Sentar packer 
6) Realizar prueba de admisión 
7) Evaluar bombear tratamiento de ácido si es necesario 
8) Desanclar packer.  
9) Preparar 17 bbl del Polímero 
10) Bombear 10 bbl de Agua Fresca + 17 bbl de Polímero + 64 bbl WOF 
11) Sentar packer 
12) Bombear 17 bbl WOF para forzar Inyección de Mara Seal. 
13) Dejar pozo cerrado 48 horas. 
14) Desanclar packer. 
15) Limpiar circulando hasta una profundidad establecida hasta obtener retorno limpio de gel. 
16) Probar inyectividad 
17) Evaluar repetir tratamiento si es necesario 
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3.4. TÉCNICAS E INSTRUMENTOS 
 
i. Técnica de muestreo:   
 Se aplicaron la observación sistemática regulada y controlada referente a las diversas 
pruebas realizadas en el laboratorio, en tiempo real, dependiendo de las características 
que tenga el pozo. También se contaron con la técnica de estadísticas y fuentes secunda-
rias de información, como los datos de trabajos aplicativos por pozo. 
 
ii. Técnica de recolección de datos:   
Obtenidos de la información de las pruebas realizadas en el laboratorio de cementación. 
 
iii. Instrumentos de recolección de Datos:  
Los instrumentos de recolección de datos estuvieron en función del grado de exactitud 
con el cual se quieren medir las variables del estudio. En esta oportunidad se utilizaron 
los instrumentos derivados del laboratorio de cementación, para realizar los respectivos 
análisis requeridos.  
 
iv. Unidad de análisis:  
Este trabajo de investigación tuvo como unidad la información de análisis las pruebas 
estadísticas de los ensayos de cementación obtenidos del laboratorio, y los ensayos de 
laboratorio para la aplicación de gel sellante en roca de reservorio. 
 
v. Confiabilidad y validez de instrumentos: 
En este trabajo los datos de los análisis del ensayo de cementación, fueron confiables, y 
certificados por ensayos de laboratorio, ya que suele determinarse mediante un proce-
dimiento de análisis de factores, donde su aplicación requiere sólidos conocimientos es-
tadísticos y un programa apropiado de computadora. 
 
3.5. ASPECTOS ÉTICOS 
 
Se desarrollaron partiendo de sus propiedades de los componentes que conforman la cementa-
ción y luego evaluar el impacto ambiental que hay en los lugares donde se está realizando la 
perforación de pozos. La completación y la conservación del medio ambiente no son conside-
radas actividades aisladas ni contradictorias ya que se ha logrado cumplir con ambas lográn-
dose avances significativos y se sigue buscando mejoras continuas; respetando y siguiendo el 
Reglamento para la Protección Ambiental en las Actividades de Hidrocarburos (DS-015-2006-
EM) y para la protección del ser humano, aplicaremos el Reglamento de Seguridad para las 
Actividades de Hidrocarburos (DS-043-2007-EM). 
83 
 
CAPITULO IV 
 
RESULTADOS Y DISCUSIÓN 
 
4.1. RESULTADOS 
 
4.1.1. Resultados del esfuerzo de gel estático 
 
El presente estudio se enfoca en dos casos aplicativos, en uno de estos casos se realizó 
en un pozo  de la formación Chonta del lote 1AB, donde existe un fuerte incremento de 
empuje de gas, como también existe la necesidad de aislar tanto estas zonas de gas co-
mo los acuíferos activos. En primer lugar se realizó el análisis y evaluación del Esfuerzo 
de Gel Estático para poder realizar un buen trabajo de cementación, evitando que el gas 
migre hacia la tubería de revestimiento originando daños al casing (corrosión), pérdida 
de producción de gas, daño en la superficie. Siendo necesario evaluar cuantitativamente 
la efectividad de la lechada, tomaremos los resultados obtenidos de la prueba de desa-
rrollo del Esfuerzo del Gel Estático (EGE), y verificaremos matemáticamente la factibi-
lidad o no de proveer un control del pozo ajustado a un caso modelo. 
 
POZO “L”  
Aplicaremos la evaluación y el análisis del EGE, en un pozo de nombre “L”, que tiene 
los siguientes datos: 
 Diámetro del hoyo : 26 “  
 Profundidad : 1208 pies 
 Revestidor: 20” a 1206 pies 
 Lodo de perforación base agua: 9.0 ppg  
 Presión hidrostática = ( 570 psi) Asumiendo esa presión también como la presión de 
yacimiento  
 Porosidad: 15 % 
 Las relaciones gas petróleo (GOR): 500 SCF/STB. 
 Lechada: 14 ppg 
 Presión inicial del cemento: 906.31 (psi) 
 
Características:  
 Contiene gran potencial gasífero de su yacimiento, y que representa a una de las zo-
nas más complejas referente a la construcción de pozos productores de gas.  
 Presencia de arenas gasíferas desde las primeras etapas de la construcción del pozo 
(desde 300 ft). 
 Existe presencia de H2S y CO2, unos de los contaminantes más comunes del gas.   
 Gradientes de fracturas: 8.7 ppg – 9.5 ppg  
 Temperatura: 250 °F – 320 °F  
 
Como bien se sabe el gas natural es una de las fuentes de energía más limpia, y se nece-
sita extraerlo del subsuelo de la manera más económica y segura, y a raíz de eso se ha 
constituido un verdadero reto tecnológico, debido a la gran cantidad de variables a con-
siderar y una de las más importantes puede que hay una defectuosa cementación, tra-
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yendo por consecuencia una migración del gas a la superficie a través del espacio anu-
lar, con consecuencias indeseables. Con el objetivo de encontrar alternativas económi-
cas y efectivas para resolver los problemas de migración de gas durante las cementacio-
nes de pozos, se han llevado a cabo varias investigaciones de campo y ensayos de labo-
ratorio. 
 
Procedimiento para aplicación, análisis y evaluación del esfuerzo de gel estático  
 
Luego de haber realizado varias pruebas en el laboratorio, tabularemos los datos de Es-
fuerzo Gel Estático y lo presentaremos en la siguiente (Tabla 4.1):  
 
Tabla 4. 1 Valores de Tiempo vs Fuerza de gel estático 
Tiempo (min) 
Fuerza de Gel Estático 
(lbf/100ft2) 
  1 17 
  4 20 
12 40 
18 55 
28 100 
30 150 
37 270 
40 350 
42 500 
43 550 
46 600 
Fuente: Pernalete (2006) 
Fuente: Propia  
 
Como se puede distinguir en la tabla 4.1 demostrada en el Grafico 4.1, del  desarrollo 
de esfuerzo de gel estático para la lechada propuesta a una viscosidad  de  14.5 
ppg, que al tabular sus valores,   observamos que debemos  elegir el correcto valor de 
esfuerzo del gel, con su respectivo tiempo establecido, para que la presión diferencial 
resultante  aplicada por el cemento, que calcularemos posteriormente, sobre la carga de 
la formación que tiene que ser menor a la presión del reservorio, ya que si suministra-
mos correctamente la presión hidrostática del cemento, que trae como beneficio que se 
mantenga el gas atrapado, evitando una posible migración 
 
 Aplicación de fórmulas:  
 
A través de la tabulación de todos los valores de EGE de la (Tabla 4.1), aplicaremos 
el método predictivo, para tal efecto se requiere el cálculo de las presiones hidrome-
cánicas e hidrostática resultante, de esta manera se puede encontrar el verdadero va-
lor del esfuerzo de gel estático, con su respectivo tiempo, que evitara posibles migra-
ciones de gas, siendo necesario el siguiente procedimiento: 
1. Tenemos que encontrar el valor de presión hidromecánica del cemento asociada a 
la fuerza de gel estático, y para ello tenemos que hallar el valor del diámetro 
equivalente del espacio anular en pulgadas como se  demuestra a continuación 
con la siguiente fórmula:  
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          𝑫𝒂𝒏𝒖𝒍𝒂𝒓 = 𝑫𝒉𝒐𝒚𝒐 − 𝑫𝒓𝒆𝒗𝒆𝒔𝒕𝒊𝒅𝒐𝒓 
 
 
Observándose en la Figura 4.1 
 
 
 
 
 
 
 
 
P 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Para efectos de guardar cierto margen de holgura, y garantizando un factor de se-
guridad, es por el cual el diámetro equivalente del espacio anular tiene el valor de 
6.01. 
 
 Ahora procederemos entonces a efectuar los cálculos matemáticos para poder 
evaluar si la presión hidrostática resultante que ejerce la lechada durante el 
tiempo de transición es suficiente para mantener el control del pozo. 
 
2. Hallar la Presión hidromecánica del cemento asociada a la fuerza de gel estático 
 La ecuación básica para calcular la presión de restricción debida al desarrollo 
de SGS es: 
 
Ecuación 1   
𝑷𝒑𝒄 =
𝐒𝐆𝐒 ∗ 𝐋
𝟑𝟎𝟎 ∗ 𝐃
 
  
Dónde: 
 
 Ppc: Presión hidromecánica del cemento asociada a la fuerza de gel estático 
(psi)  
 Sgs: Desarrollo de fuerza de gel estático (lbf/100ft2) 
Figura 4. 1 Diagrama del diámetro equivalente del espacio anular 
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 D: Diámetro equivalente del espacio anular  (in) 
  L: Profundidad del pozo (ft)  
 
Luego tabularemos las presiones equivalentes de la columna hidrostática del ce-
mento a medida que se desarrolla el EGE del cemento en el pozo, y establecere-
mos si la presión diferencial resultante, es suficiente para contener cualquier mi-
gración de gas. 
 
- Para poder hallar el valor de la presión hidrostática resultante, aplicaremos la 
siguiente formula:  
 
Presión hidrostática resultante 
Ecuación 2 
                                            𝑷𝒉𝒓 = 𝑷𝒐 − 𝑷𝒉𝒚𝒅 
Dónde: 
 Phr: Presión hidrostática resultante. 
 Po: Presión hidrostática inicial de la columna de cemento. 
 Phy: Presión hidromecánica del cemento, producto del desarrollo de la fuerza 
de gel estático. 
 
Después de calcular la presión hidromecánica del cemento, dependiente de la mag-
nitud del EGE a través del tiempo utilizando la “Ecuación 1”, y luego calculando 
la magnitud de la presión hidrostática resultante sustituyendo los valores pertinen-
tes en la “Ecuación 2”, obtenemos en la siguiente (tabla 4.2): 
 
Tabla 4. 2 Calculo de la presión diferencial ejercida sobre la formación a través del tiempo 
 
Tiempo 
(min) 
 
Fuerza de 
Gel Estáti-
co 
(lbf/100ft2) 
 
 
Profundidad 
 
 
Diámetro 
 
Presión Hidro-
mecánica del 
cemento 
(psi) 
Presión 
inicial 
del ce-
mento 
(psi) 
 
Presión del 
yacimiento 
(psi) 
 
Presión 
ejercida 
resultante 
(psi) 
             1 17 1208 6.01 11.39     906.31            570 894.92 
4 19 1208 6.01 12.73 906.31 570 893.58 
18 55 1208 6.01 36.85 906.31 570 869.46 
20 70 1208 6.01 46.90 906.31 570 859.41 
28 100 1208 6.01 67.00 906.31 570 839.31 
30 150 1208 6.01 100.50 906.31 570 805.81 
37 270 1208 6.01 180.90 906.31 570 725.41 
38 300 1208 6.01 201.00 906.31 570 705.31 
41 400 1208 6.01 268.00 906.31 570 638.31 
42 500 1208 6.01 335.00 906.31 570 571.31 
43 550 1208 6.01 368.50 906.31 570 537.81 
46 600 1208 6.01 402.00 906.31 570 504.31 
50 650 1208 6.01 435.50 906.31 570 470.81 
55 700 1208 6.01 469.00 906.31 570 437.31 
70 850 1208 6.01 569.50 906.31 570 336.81 
85 1050 1208 6.01 703.49 906.31 570 202.82 
Fuente: Propia  
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Observaciones: 
 En la Tabla 4.2, se puede observar que la presión hidrostática resultante ejercida 
sobre la formación (571 psi) es aún mayor que la presión de yacimiento (570 
psi) al transcurrir en los primeros minutos, para ser más específicos desde el 
primer minuto hasta el minuto 42, por lo que podemos concluir que la restric-
ción de la transmisión de la presión hidrostática generada por el desarrollo del 
Esfuerzo Gel Estático no evitará que se mantenga el control hidrostático res-
pectivo del pozo hasta encontrar el tiempo correcto con su respectivo es-
fuerzo gel estático  
 
 Ya recién en el minuto 43 aproximadamente la presión diferencial resultante 
aplicada por el cemento sobre la carga de la formación (537.81 psi) es menor a 
la presión del reservorio (570 psi), el punto cedente del cemento en ese instante 
hace prácticamente imposible cualquier percolación de gas ó fluido de la forma-
ción a la matriz y así se evitaría la migración del gas o cualquier fluido. (Tabla 
4.3) 
 
Tabla 4. 3 Valores correcto, donde la presión ejercida es menor que la presión de yacimiento 
 
Tiempo 
(min) 
Fuerza de 
Gel Está-
tico 
(lbf/100ft
2
) 
 
 
Profundidad 
 
 
Diámetro 
Presión Hi-
dromecánica 
del cemento 
(psi) 
Presión 
inicial 
del ce-
mento 
(psi) 
Presión 
del yaci-
miento 
(psi) 
Presión 
ejercida 
resultante 
(psi) 
43 550 1208 6.01 368.50 906.31 570 537.81 
 
En Anexos N° 01,  se puede corroborar los datos de la Tabla N° 4.3, en donde se man-
tiene el control hidrostático del pozo durante el tiempo transitorio, a pesar de la 
restricción de la transmisión de la presión hidrostática a la formación por causa del 
desarrollo de EGE, con una magnitud siempre superior a la presión de poro de la 
formación y se mantiene confinado el gas en la formación.   
 
 Luego de los cálculos realizados se determinó  que el valor de Esfuerzo de 
Gel Estático es de 550 (lbf/100ft2), que se da con un tiempo de 43 minu-
tos, ya que en el cual la presión ejercida resultante es menor a la presión del 
yacimiento, el cual es ideal para evitar posible migración de gas o fluido. 
 
4.1.2 Resultados del gel polímero  
 
La metodología se puede apreciar a través del caso siguiente. 
 
Datos del Pozo “M”. 
- Formación:  Vivian Reservorio. 
- Intervalo a aislar: 9993 pies – 10000 pies 
- Temperatura estimada:  251 °F 
- Porosidad:  15% 
- Permeabilidad:  1000 – 2000 md 
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Volúmenes de tratamiento. 
- Volumen recomendado para Water Shut off (cierre de agua):2 bbl/ft  
- Altura Neta:  8.2 ft 
- Penetración:  4.5 ft 
- Etapa 1: Solvente Envirosol ( penetración 4.5 ft) 
- Etapa 2: MARA-SEAL (penetración 4.5 ft)   
 
Composición y elaboración del Gel polímero 
Los geles poliméricos se forman a partir de una solución acuosa que contiene un polí-
mero base y un entrecruzador. 
 
    
Polímero + encruzador + agua 
 
 Polímero: poliacrilamidas 
 Entrecruzadores: Se encuentran los entrecruzadores inorgánicos, basados en sales 
de complejos de metales como el Cr+3 y el Al+3. 
 
- El Polímero gel está compuesto como producto base a un vinil-amida ter-
polímero hidrofílico, aniónico, el cual en contacto con el agua forma parcial-
mente micro geles, los que restringen el paso del agua a través de la matriz de la 
formación. 
 
- El polímero de geles será preparado en el laboratorio, para luego ser inyectados 
a la formación en donde exista problema de excesiva producción de agua, son 
finalmente reacción para formar el gel. 
 
Característica importante del polímero gel: 
 
Debido a que las características del gel dependen mucho de la naturaleza química de 
los componentes y de las condiciones en la que será inyectado, se han llevado a cabo 
numerosos desarrollos con formulaciones químicas muy variadas, en la búsqueda de 
obtener geles estables y de buena calidad, flexibles en cuanto a lograr varios tiempos de 
gelificación, de fácil manejo y costos razonables. 
 
Características y elaboración de los fluidos para el tratamiento del Gel Polímero:  
 
- Etapa 1 : 
SOLVENTE ENVIROSOL  
Anticongelante cumple o excede las especificaciones ASTM y OEM, su composi-
ción se ve en la tabla 4.4. 
 
Respecto al reciclaje: El filtrado estándar se utiliza como un primer paso del pro-
ceso. Luego se envía a través de un sistema de ósmosis inversa de alto volumen, que 
separa todos los metales pesados, aislándolos con otros contaminantes. Más 'pulido' 
produce la materia prima de más alta calidad.  
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Tabla 4. 4 Solvente ENVIROSOL 17 bbls 
Aditivos Concentración Vol. A mezclar Vol. A mezclar en bbls 
Agua 892 Gpt 15 Bbls 15 Bbls 
Paravan - 25 100 Gpt 71 gal 1.69 bbl 
US - 40 10 Gpt 7 gal 0.17 bbl 
NE – 32 3 Gpt 7 gal 0.17 bbl 
Total  17 bbl 
 
- Etapa 2: 
 
MARA-SEAL 
El tratamiento se utiliza en formaciones donde el objetivo es el cierre total de líqui-
dos. Este sistema utiliza un bajo peso molecular de polímero reticulado, que se in-
yecta directamente en la zona de destino.  
 
La baja viscosidad del pre-gel de este sistema permite la inyección en gargantas de 
poros de diámetro pequeño que está dentro de la roca matriz para poder así reducir la 
permeabilidad y el resultado de este tratamiento es el cierre total del fluido.  
 
Tabla 4. 5 MARA-SEAL 30 bbls 
MARASEAL   30 bbls 
 
Aditivos 
 
Concentración 
Vol. A 
mezclar 
 
Vol. A mezclar en bbls 
Agua 1000 Gpt 17 bbl 17 bbl 
GW - 9OZ 7% 417 lb 11.92 bbl 
XLW - 91 0.40% 24 lb 0.69 bbl 
G6 - 90 0.40% 24 lb 0.69 bbl  
Magnacide 
575 
0.0025 gpb 0.04 gal 0 bbl 
Total                              30 bbls 
 
Composición del sistema: 
 GW-90Z: Polímero 
 XLW-91: Crosslinker Orgánico  
 GS-90:    Estabilizador 
 
Fluido de Control WOF  
La función de este fluido es el de proveer columna hidrostática para controlar el po-
zo durante las operaciones de sacar la completacion, durante el desarrollo de la ope-
ración el sistema va a tener contacto con la formación, debido a esto el sistema es 
acondicionado con productos para evitar producir taponamiento de la formación du-
rante la operación inicial.  
 
Preparación de 600 bls de fluido de completación WOF: Productos y concentra-
ciones estimadas. 
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Tabla 4. 6 Composición del fluido WOF 
 
PRODUCTO 
 
FUNCION 
 
CONECTRACION 
CANTIDAD       
ESTIMADA 
CLAY-TROL Inhibidor de Arcillas 0.18 gpb 2.0 Drum 
WAW-
3037(WBR-WA) 
Limpiador de tubería, 
preventor de cambio de 
mojabilidad 
 
0.25 gpb 
 
3.0 Drum 
NOXYGEN Secuestros de Oxigeno 0.01 gpb 1.0 can 
X-CIDES 102 Bactericida 0.01 gpb 1.0 can 
SODA CAUSTI-
CA 
Aumenta PH 0.25 lb/bbl 3.0 Sx 
LD-9 Antiespumante 0.01 gpb 1.0 can 
 
Su aplicación del Gel Polimérico se describe con el procedimiento operativo si-
guiente: 
 
1. Sacar Conjunto de bomba electro sumergible. (BES) 
2. Bajar tubería con herramientas de limpieza de Casing (Wellbore Cleaning tools) 
y limpiar perforados hasta la profundidad 10005 pies recomendada 
3. Sacar sarta y bajar tubería con Packer 7" a la profundidad 9984 pies estableci-
dos. 
4. Bombear 8 bbl de Solvente ENVIROSOL y desplazar con 78 bbl de WOF, 
siendo su composición (Ver Tabla N° 4.4).  
5. Sentar packer a 9984 pies 
6.  Realizar prueba de admisión. 
7. Evaluar bombear tratamiento de ácido si es necesario. 
8. Desanclar packer. 
9. Preparar 17 bbl del Polímero. 
10. Bombear 10 bbl de Agua Fresca + 17 bbl de Polímero + 64 bbl WOF. 
11. Sentar packer a 9984 pies. 
12. Bombear 17 bbl WOF para forzar Inyección de Mara- Seal 
13. Dejar pozo cerrado 48 horas.  
14. Desanclar packer. 
15. Limpiar circulando hasta 10005 pies, hasta obtener retorno limpio de gel a 
9984 pies 
16. Probar inyectividad 
17. Evaluar repetir tratamiento si es necesario 
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Figura 4. 2 Pozo "M" 
 
 
 
Aplicando este procedimiento del Gel polímero, estos se rehidrataran, produciendo 
largas cadenas que se adhieren a la roca ocupando parte del volumen poroso dispo-
nible al flujo, y debido a su carácter hidrofílico, tienden a tener mayor preferencia 
hacia al agua que al aceite y por tanto ejercerán sobre el flujo de agua una resistencia 
adicional al flujo, sin afectar, significativamente el flujo de aceite, reduciéndose en 
porcentajes aceptables. 
 
4.2. DISCUSIÓN 
 
De acuerdo al objetivo general de  realizar mejoras en la cementación primaria, llevando a 
cabo el análisis del esfuerzo de Gel Estático en el diseño de lechadas de cemento, ya que cum-
ple una gran importancia en el diseño de lechadas de cemento para lograr una aislación ade-
cuada de las zonas con potencial de flujo,  se determinó  que el valor de Esfuerzo de Gel Es-
tático es de 550 (lbf/100ft2), que se da con un tiempo de 43 minutos, ya que en el cual la pre-
sión ejercida resultante es menor a la presión del yacimiento, el cual es ideal para evitar posi-
ble migración de gas o fluido realizadas;  encontrando  posibles soluciones; a lo que indican 
las investigaciones ejecutadas que indican que en el proceso de hidratación del cemento existe 
en un periodo crítico que ocurre durante la transición del estado líquido al sólido y durante el 
cual el fluido puede invadir la matriz de cemento. En la medida que este periodo crítico se re-
duce, se minimiza las posibilidades de la migración. 
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Entendiendo que la permeabilidad determina el comportamiento del yacimiento y del pozo, 
que puede referirse mediciones absoluta o efectiva, horizontal o vertical, para reducirla es ne-
cesario la aplicación del gel polimérico considerando los 17 pasos; impedirá la invasión del 
agua al petróleo en porcentaje aceptables. Al respecto Bailey et al., (2000), refieren que hoy en 
día, las compañías petroleras producen un promedio de tres barriles de agua por cada barril de 
petróleo que extraen de los yacimientos agotados, estas prácticas de operación productiva sig-
nifican cuantiosas pérdidas por el tratamiento posterior de la separación del agua; siendo nece-
sario la aplicación de tecnología del Gel polimérico para sellar las porosidad de la formación 
de la zona de agua. Asimismo Bolivar (2001), identifico claramente problemas de agua, 
recomendadon técnicas paa corregir la permeabilidad. Este estudio coincide conicide  con los 
de Ferreira (2006), que indica la aplicación del del Gel polímeroen pozo de inyectores de agua 
en las reservas venezolanas de Maracaibo. 
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CONCLUSIONES 
 
  1. Se entiende a la cementación primaria como el proceso que consiste en colocar cemento en   el 
espacio anular, entre la tubería de revestimiento y la formación expuesta del agujero, asegu-
rando un sello completo y permanente; para un efectivo proceso  es necesario considerar  seis 
propiedades fundamentales: resistencia a la compresión, Tiempo de bombeabilidad (espesa-
miento), densidad de la lechada,  perdida de agua (agua libre), resistencia a la corrosión, per-
meabilidad, para evitar problemas de esfuerzos sometido sobre el anillo de cemento, ocasiona-
dos por las fuerzas externas (formaciones plásticas, movimientos tectónicos, presurización de 
yacimientos, depletación de reservorios) y  fuerzas interna ( temperatura y presión) 
   
2. A fin de asegurar un adecuado sello hidráulico de las formaciones productivas en un pozo de 
petróleo y/ó gas, a través del análisis y la evaluación, se determinó que el valor ideal es cuan-
do el valor de Esfuerzo de Gel Estático es de 550 (lbf/100ft2), que se da con un tiempo de 43 
minutos, ya que en el cual la presión ejercida resultante es menor a la presión del yacimiento, 
 
3. Debido a la producción excesiva de agua que prevalece mayormente en campos maduros, ge-
nerando así una gran reducción de producción de petróleo y gas, es importante comprender 
completamente los diferentes mecanismos que contribuyen al incremento de producción de 
agua no deseada para poder evaluar mejor la información existente, identificar pruebas adicio-
nales y diseñar la solución óptima al problema. Hay una gran cantidad de tecnologías de con-
trol de agua tanto químicas y mecánicas disponibles para mitigar los problemas relacionados 
con el agua, estas tecnologías no solo interrumpen o reducen la producción de agua, sino que 
también aumentan significativamente las tasas de producción de hidrocarburos y prolongan la 
vida útil del reservorio. 
 
4. Para un efectivo tratamiento con gel polimérico, el cual sellará las zonas de ingreso de agua se 
debe establecer 17 pasos, lo que permitirá el control del agua en pozos productores cuyas zo-
nas de hidrocarburos no pueden ser aisladas. Sin embargo, la magnitud de este efecto ha sido 
muy impredecible en algunas aplicaciones 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
.   
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RECOMENDACIONES 
 
1. Las empresas petroleras deben tener en cuenta estos nuevos conocimientos de cementación 
primaria fin de mejorar su productividad, para tener mayor en niveles competitividad produc-
tiva. 
 
2. Es conveniente que en inversiones petroleras empleen el valor del esfuerzo de Gel Estático de 
550 (lbf/100ft2), que se da con un tiempo de 43 minutos, para que pueda evitar la migración 
de gas.  
 
3. Para lograr altos niveles de éxito en el tratamiento, la naturaleza del problema debe identifi-
carse correctamente. Cada problema generalmente requiere un enfoque diferente cuando se 
trata de encontrar la solución más óptima. Una vez que un pozo se pone en producción, el re-
gistro de producción es una de las herramientas más utilizadas que puede revelar información 
sobre el tipo de fluido y la velocidad de flujo utilizando datos de temperatura y presión  
No hay una forma única de diagnosticar todos los problemas de exceso de agua. Los expertos 
de diferentes empresas petroleras proporcionan un enfoque integral para identificar y mitigar 
con éxito los problemas de producción de agua. 
 
4. Es conveniente que las empresas petroleras, apliquen un tratamiento de gel polimérico, des-
pués de la cementación primaria, para evitar la invasión y /o impulsión de agua, que afecta la 
productividad de petróleo. 
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ANEXOS N° 01 
EVALUACIÓN Y ANÁLISIS DEL ESFUERZO DE GEL ESTÁTICO 
 
 
Evaluación de la presión diferencial aplicada sobre la formación a través del tiempo transito-
rio 
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Grafico 4. 1 Desarrollo de esfuerzo de gel estático para una lechada a una viscosidad de 14.5 
ppg 
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Cálculos de la evaluación de la presión diferencial aplicada sobre la formación a través del 
tiempo transitorio, desarrollado en el programa Microsft Excel 2013 
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ANEXO N° 02 
 
COMPOSICIÓN DE GEL POLÍMERO 
 
 
Formula de la Poliacrilamida 
 
 
 
Poliacrilamida anionica 
 
 
 
 
 
 
100 
 
COMPONENTES ADICIONALES PARA EL CONTROL DE AGUA 
 
 
               Solvente ENVIROSOL 
 
 
                  
                 MARA – SEAL 
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ANEXO DE MATRICES 
 
MATRIZ BÁSICA DE CONSISTENCIA 
 
 
 
Preguntas 
 
Hipótesis 
 
Objetivos 
¿Qué medidas correcti-
vas son     factibles, para 
mejorar la cementación y 
evitar problemas de in-
trusión de agua? 
Este proyecto demostrará tratamientos 
efectivos mediante el diseño de la le-
chada de cemento se evaluara y analiza-
ra el esfuerzo de gel estático en zonas 
con potencial de flujo y después de la 
cementación primaria aplicaremos un 
gel polimérico que reducirá la permea-
bilidad relativa para disminuir la pro-
ducción de agua, así obtendremos ma-
yor producción de petróleo y/o gas. El 
diseño de los geles son realizados con 
efectos mínimos directos y tóxicos y 
cumpliendo los reglamentos del cuidado 
ambiental. 
Realizar mejoras en la cemen-
tación primaria, llevando a ca-
bo el análisis del esfuerzo de 
Gel Estático en el diseño de 
lechadas de cemento, ya que 
cumple una gran importancia 
en el diseño de lechadas de 
cemento para lograr una aisla-
ción adecuada de las zonas con 
potencial de flujo y después de 
la cementación aplicar un tra-
tamiento de gel polimérico se-
llante, el cual sellará las zonas 
de ingreso de agua. 
¿Qué es lo fundamental 
que debemos conocer, 
para evitar el problema 
de exceso de agua en los     
pozos? 
Se desarrollará a partir del conocimien-
to de las propiedades de la lechada de 
cemento, como también los problemas 
de la cementación primaria y las posi-
bles soluciones e inmediatamente eva-
luar el impacto ambiental que hay en los 
lugares donde se está realizando la per-
foración de pozos. 
Conocer las generalidades de 
la cementación, las propieda-
des de la lechada de cemento, 
así como los problemas que 
causan una deficiente cemen-
tación primaria y sus posibles 
soluciones 
¿Qué debemos realizar, 
para mejorar la cementa-
ción primaria de un pozo 
petrolero para evitar la 
migración de fluidos y/o 
gas? 
 
Durante la cementación primaria, se 
analizara y evaluara el tratamiento con 
gel estático, para controlar con la mi-
gración con alto potencial de flujo. 
Asegurar un adecuado sello 
hidráulico de las formaciones 
productivas en un pozo de pe-
tróleo y/ó gas, a través del aná-
lisis y la evaluación del esfuer-
zo gel estático, para evitar la 
migración de fluido. 
¿Cuál es el tratamiento 
correctivo, ligado a la 
conservación del medio 
ambiente, que debemos 
aplicar para reducir el 
problema de incremento 
de agua en los pozos? 
Se aplicara un tratamiento sellante con 
un gel polimérico, empleado para con-
trol de producción de agua diseñado pa-
ra sellar zonas de ingreso de agua. La 
completación tanto como la cementa-
ción y la conservación del medio am-
biente no son consideradas actividades 
aisladas ni contradictorias ya que se ha 
logrado cumplir con ambas lográndose 
avances significativos, además de seguir 
buscando mejoras continuas tanto en lo 
técnico y operativo de los diferentes 
trabajos que se realizan.   
 
Diseñar metodologías para la 
selección de un pozo candidato 
para el tratamiento y la identi-
ficación de los parámetros ope-
racionales para el tratamiento 
con gel polimérico, el cual se-
llará las zonas de ingreso de 
agua. 
